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El contenido de la presente memoria, resume la información sistematizada de las 
actividades de exploración y explotación que son la esencia de la cadena de los 
hidrocarburos, y se encuentra distribuida en tres capítulos. 

Inicialmente se enfatizan las actividades de la exploración petrolera en sus diferentes 
fases, comenzando por el reconocimiento superficial que comprende el levantamiento 
geológico, prospección geofísica, geoquímica, etc. concluyendo en la perforación 
exploratoria, cuyo proposito final es descubrir reservas de petróleo y/o gas en las cuencas 
sedimentarias de interés petrolífero de Bolivia. 

En el Primer Capitulo se analizan en forma separada las fases de exploración, explotación 
y reservas de los Campos Grandes o “Mega Campos”, donde se encuentran las mayores 
reservas nacionales certificadas de gas, que permiten la disponibilidad de esta fuente 
energética tanto para el consumo nacional como también para la exportación a través de 
los contratos celebrados con Energia Argentina S.A. (Enarsa) y Gas Supply Agreement 
(GSA) de compra/venta de gas natural al Brasil. 


En el Segundo Capitulo, se sintetiza la información geológica y petrolera de los campos 
medianos y pequeños, operados actualmente por las empresas petroleras Subsidiarias 
YPFB Chaco S.A., YPFB Andina S.A., y otras empresas privadas. 


El Tercer Capitulo esta relacionado al análisis de las reservas de petróleo y gas de los 
campos Medianos y Pequeños, agrupados por empresas productoras como: YPFB 
Chaco, YPFB Andina, Repsol, Petrobras Bolivia S.A., Petrobras Argentina Suc. Bolivia, 
Pluspetrol Bolivia Corp. S.A., Vintage Petroleum Boliviana Ltda., Total ESP Bolivie, Repsol 
YPF ERP Bolivia S.A., BG Bolivia Corporation Suc. Bolivia.En el anexo 3, se ha preparado 
un resumen de las reservas nacionales de petróleo y gas y analiza el estado actual de las 
mismas, referidas al año 2006. Estas cifras se han agrupado en Campos Mayores, 
Campos Medianos (Chaco y Andina) y Campos menores. 


PROLOGO 


De manera inicial, es importante realizar una breve reseña histórica de aquellos hechos 
sobresalientes que marcaron la historia del petróleo y gas en Bolivia y que derivaron en la 
generación de la información, base sobre la cual se ha elaborado el presente documento. 


El inicio de la actividad petrolera en el país se remonta al año 1911, cuando Luis 
Lavadenz Reyes, luego de realizar análisis de muestras de emanaciones de petróleo 
obtenidas en las cercanias de Mandiyuti y de una tenaz búsqueda de inversores en 
Londres, logra interesar al Sr. Percival Farquar para perforar el primer pozo exploratorio 
en la región de Cuevo, los resultados no fueron significativos y se suspendieron las 
operaciones por falta de recursos económicos. 


Años más tarde, luego de conocerse varios estudios geológicos realizados en Bolivia 
como A. d'Orbigny, G. Steinmann, K. Mather, G. Bonarelli, H. Bassler y otros, la empresa 
Standard Oíl Company llega a Bolivia e inicia en forma racional y sistemática la 
exploración petrolera, a través del desarrollo de estudios de geología superficial y 
perforación de pozos exploratorios someros. 


La perforación exploratoria inicial fue realizada por la empresa Standard Oil Co. en una 
estructura geológica situada en la serranía de El Candado, cerca de la localidad de 
Bermejo; el 24 de agosto de 1923 se emprende la perforación del primer pozo 
exploratorio, el Bermejo-X1, el cual concluye en el siguiente año, a una profundidad de 
561 metros, resultando improductivo. Asimismo, en 1924 se perfora el segundo pozo 
exploratorio, el Bermejo-X2, descubriendo petróleo con un poco gas, a la profundidad de 
635.5 metros, constituyéndose en el primer pozo productor de petróleo en Bolivia, el área 
desde esa época se ha denominado Campo Bermejo. Esta compañía también descubrió 
los campos de Sanandita, Camatindi y Camiri. 


Bolivia a lo largo de su historia, ha nacionalizado tres veces sus concesiones petroleras. 
La primera en marzo de 1937, durante la presidencia del General David Toro, rescindió el 
contrato con la Standard Oil de Nueva Jersey en territorio boliviano, procediendo al pago 
de una indemnización equivalente en la actualidad a unos sesenta millones de dólares, 
revirtiendo de esta manera los bienes a favor de la estatal Yacimientos Petrolíferos 
Fiscales Bolivianos (YPFB), creada el 21 de diciembre de 1936. 


Luego, bajo el régimen castrense del general Alfredo Ovando Candía (1969 - 1970), en 
fecha 17 de octubre de 1969, se revierte las concesiones entregadas a través del Codigo 
del Petroleo (Codigo Davenport, 1952) y se nacionaliza todos los bienes e instalaciones 
de la también estadounidense Gulf Oil Company, empresa que aplicó un embargo 
petrolero que impedía a Bolivia comercializar los hidrocarburos y la construcción del 
gasoducto Bolivia - Argentina. Recién en el año 1970, se acuerda una indemnización a la 
Gulf de setenta y ocho millones de dólares pagaderos en 15 años y YPFB toma 
nuevamente el control de los yacimientos hidrocarburíferos, estimados en ese entonces 
en 360 millones de barriles de petróleo. Es importante señalar, que la empresa Gulf 
descubrió los campos gasíferos de Colpa, Caranda, Rio Grande, El Palmar, La Peña y 
Yapacanli. 


En fecha 30 de abril de 1996, durante el primer mandato constitucional de Gonzalo 
Sánchez de Lozada, se aprueba la Ley de Hidrocarburos No. 1689 que elimina los 


Contratos de Operación y Asociación, estableciendo sólo el Contrato de Riesgo 
Compartido, con una vigencia de 40 años. Además, se declaran libres las actividades de 
transporte, refinación, comercialización, exportación e  industrialización de los 
hidrocarburos. 


Posteriormente, se inicia un proceso de capitalización con el objeto de generar una mayor 
inversión y transferencia de tecnología pero sustituyendo la participación estatal por la 
privada, en este proceso participaron varios consorcios de capitales estadounidenses, 
hispano-argentinos, franceses, británicos y brasileros. La suma total del proceso de 
capitalización alcanzó a ochocientos treinta y cinco millones de dólares americanos 
aproximadamente. Asimismo, durante este proceso se establece una nueva metodología 
y distribución para el cálculo de regalías y participación a favor del Estado Boliviano. 


Durante los años 1998 y 1999 en el Gobierno del General Hugo Banzer, se privatizaron 
oleoductos, poliductos, plantas de almacenaje y refinerías. 


La empresa estatal YPFB, finalmente queda fragmentada, residual y excluida de realizar 
las actividades de exploración, explotación y comercialización al no disponer de capital de 
inversión y únicamente dedicada a la supervisión y suscripción de Contratos de Riesgo 
Compartido, agregación de volúmenes para la exportación y certificación de la producción 
fiscalizada. 


Más tarde, en el primer referéndum vinculante de julio de 2004, el pueblo boliviano 
resuelve la recuperación de la propiedad de los hidrocarburos, la abrogación del la Ley de 
Hidrocarburos No. 1689 y la refundación de YPFB, entre otros. 


De esta manera, el 17 de mayo de 2005 el Congreso Nacional promulga la Ley de 
Hidrocarburos N* 3058, que elimina los Contratos de Riesgo Compartido, establece el 
régimen fiscal de regalías y participación al TGN del 18% y crea el Impuesto Directo a los 
Hidrocarburos (IDH) del 32% sobre el valor de la producción fiscalizada. 


Asimismo, el 18 de diciembre de 2005 se llevan a cabo en Bolivia las elecciones 
presidenciales, las mismas que dieron una amplia victoria al candidato por el Movimiento 
al Socialismo el Señor Evo Morales Ayma. El presidente Morales en ejercicio de la 
soberanía nacional y obedeciendo el mandato del pueblo boliviano, emite el Decreto 
Supremo No. 28701 (Héroes del Chaco) de fecha 1 de mayo de 2006, dictaminando la 
nacionalización de los hidrocarburos, entre otras disposiciones señala que el Estado 
recupera la propiedad, posesión y control total y absoluto de estos recursos; y que todas 
las empresas que operan en el país están obligadas a entregar a YPFB toda su 
producción, estableciendo además que deben migrar a un nuevo sistema de contrato, en 
un plazo no mayor de 180 días, en las condiciones que establecía el gobierno nacional, 
caso contrario las empresas no podían seguir operando en el país. 


Con el fin de lograr la migración al nuevo tipo de contrato, se instruye al Ministerio de 
Hidrocarburos y Energía realizar las respectivas auditorías petroleras para cuantificar el 
monto de las inversiones netas que iban a ser reconocidas a cada una de las empresas 
petroleras, así como sus costos de operación y rentabilidad para cada campo. Estas 
auditorías fueron realizadas bajo la dirección del Ing. Enrique Mariaca Bilbao. Estas 
actividades se iniciaron en julio de 2006, para el efecto se adjudicó el trabajo a 11 
empresas consultoras, los términos de referencia comprendían aspectos técnicos, 
económicos y medioambientales. 


En este sentido, sobre la base de la información técnica extractada por las auditorias, la 
presente Memoria denominada: "Campos Gasíferos y Petrolíferos de Bolivia”, constituye 
un documento que sistematiza dicha información superando el diferente tratamiento dado 
por cada una de las consultoras adjudicadas y según la información proporcionada por la 
empresa operadora del campo auditado. Asimismo, en algunos casos se ha 
complementado con información actualizada, obtenida de las distintas empresas 
petroleras operadoras. 


De esta manera, el presente trabajo constituye un referente general sobre la riqueza con 
la que cuenta Bolivia en materia de petróleo y gas, y propone el desafío a los diferentes 
lectores para trabajar en el enriquecimiento del mismo, convirtiéndolo en una guía que 
permita dar seguimiento a la conducción de la política hidrocarburífera del país, 
promoviendo la generación de propuestas para una mejor orientación a la exploración y 
explotación de estos recursos no renovables. 
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INTRODUCCION 


La importancia reconocida del sector de los hidrocarburos en Bolivia, ha despertado el 
interés de todos los bolivianos por conocer su historia, estadísticas, regiones geográficas 
productivas y demás aspectos del sector hidrocarburífero nacional. 


Consecuentemente el Ministerio de Hidrocarburos y Energia ha decidido dedicar a 
estudiantes de secundaria, universitarios, profesionales y a todos los interesados en 
general, la presente memoria denominada “CAMPOS GASIFEROS Y PETROLIFEROS 
DE BOLIVIA”, que sistematiza la información petrolera de Bolivia, mostrando todas las 
fases de exploración y explotación (Upstream) de los hidrocarburos que se desarrollan en 
el territorio boliviano. 


La preparación de esta memoria, se efectuó utilizando la información de las auditorias 
petroleras ejecutadas en el período Julio 2006 a Marzo 2007, en las áreas: Técnica, 
Económica, Financiera y Ambiental de las actividades hidrocarburíferas desarrolladas por 
las diez Empresas Petroleras en 56 campos. Tabla 1. 


Este documento es una compilación de más de 200 informes generales y especiales, 
inspecciones de campo, que fueron el resultado del trabajo de 8 empresas auditoras 
contratadas por el MHE para realizar las 11 auditorias (incluyendo Transredes). 


La distribución areal de los campos auditados, motivo de la sistematización de la 
información petrolera de Bolivia, tiene como límite Sur la frontera de Bolivia con la 
Argentina, por el Norte la Llanura Beniana, abarcando áreas como el subandino Sur y 
parte de la Llanura Chaqueña, que tienen características geológicas aptas para generar, 
favorecer la migración y entrampamiento de los hidrocarburos, constituye la Zona 
Tradional hidrocarburifera de Bolivia. Figura! . 


La ubicación geográfica de los 56 campos de petróleo y gas auditados, se encuentran en 
los cuatro departamentos productores de petroleo y gas: Cochabamba, Chuquisaca, 
Santa Cruz y Tarija, en la denominada zona tradicional. Figura 1. 


ANTECEDENTES 


El primero de mayo de 2006 se emitió el Decreto Supremo N* 28701, mediante el cual el 
estado boliviano recupera la propiedad, posesión y control total y absoluto de los recursos 
hidrocarburíferos. 


Para dar cumplimiento a lo establecido en el decreto mencionado, el Supremo Gobierno 
promulgó el DS N* 28722 del 24 de mayo de 2006 que autoriza al MHE a contratar 
bienes, servicios generales y de consultoría, así como la realización de las auditorias 
necesarias, para la ejecución y cumplimiento de lo dispuesto en el DS N* 28701, 
estableciendo además que estas contrataciones se ejecutarán bajo la modalidad de 
contratación por excepción; y por medio del DS N* 28771 del 28 de junio de 2006 se 
establecen los mecanismos para la realización de las auditorias. 


En la Tabla 1, se detallan los campos auditados y empresas operadoras de los mismos. 
Igualmente en la Tabla 2, se indican los campos de explotación y áreas de exploración no 
auditados. 
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TABLA 1: EMPRESAS Y CAMPOS AUDITADOS 


EMPRESA NOMBRE DE CAMPOS | EMPRESA | NOMBREDECAMPOS 


1. Sábalo 1. Vuelta Grande 
PETROBRAS-BOLIVIA SA 
QeRA7a0 d 2. San Alberto 2. Bulo Bulo 


4. Carrasco FW 
5. Cambeiy 
REPSOL VPF ESP BOLIVIA [P-Vorcagudo 


CHACO SA 7. Kanata Norte 


y — 10. Humberto Suarez R. 


BG BOLIVIA CORPORATION, 13. Patujusal oeste 


SUCURSAL BOLIVIA 


PETROBRAS ENERGY S A 


VINTAGE PETROL 


ANDINA SA 
E nm rm il 
10. Los Penocos 
11. Cascabel 


- TOTAL SA 
PLUSPETROL BOLIVIA 


CORPORATIONSA OT 
TRANSREDES SA Transporte (4 Concesiones) 
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TABLA 2: CAMPOS NO AUDITADOS 


CAMPOS DE EXPLOTACIÓN Y AREAS DE EXPLORACIÓN NO AUDITADAS 
OPERADORA CAMPOS DE EXPLOTACIÓN AREAS DE EXPLORACIÓN 
Campo Boquerón Bloque Amboró-Espejos Norte(Fuerza mayor) 
Campo Cobra | Bloque Amboró- Espejos Sur (Fuerza mayo) 
Campo Enconada Bloque Sara Boomerang-1 
Campo Palacios Bloque Sara Boomerang-2 (Sara Boomerang Norte y Sur) 
Campo Patujú 
Campo Puerto Palos 
Campo Caigua Bloque Chimoré 1 (La Lluviosa) 
Campo Churumas 
Campo El Dorado (Retención) 
Campo Katari 
Campo Los Monos 
Campo Percheles (Retención) 
[Campo San Ignacio 
¡Campo Santa Rosa 
Campo Santa Rosa Oeste 


ANDINA S.A. 


CHACO S.A. 


PLUSPETROL A 
Curiche 


DONG WON 

MATPETROL ¡Tatarenda 

CANADIAN 
ENERGY 
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FIGURA 1: ZONA TRADICIONAL PETROLERA DE BOLIVIA 
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EXPLORACIÓN O PROSPECCION PETROLERA 


Antes de tratar la exploración y explotación del petróleo y gas en Bolivia, se hace 
necesario mencionar algunos conceptos importantes. 


El territorio boliviano geológicamente, ha sido investigado mediante trabajos realizados 
con fines mineros y petroleros, llegando a contribuir con esta información en la 
elaboración del Mapa Geologico de Bolivia, en base al cual se establecieron 10 zonas 
morfo estructurales denominadas Provincias Geologicas, que se indican en las Figuras 3 y 
4. 


1.- Cuña Altiplanica Occidental 

2.- Altiplano Oriental 

3.- Cordillera Oriental 

4.- Inter Andino 

5.- Sub Andino 

6.- Chaqueña 

7,- Beniana 

8.- Madre de Dios 

9.- Plataforma Mojeño-Chiquitana 

10.- Craton de Guapore 

Las provincias geológicas 2, 5, 6, 7, 8 y 9, son las de mayor interés hidrocarburifero. 

El mayor esfuerzo exploratorio se concentró en la Provincia Geologica Subandina Centro 
y Sur, y la faja del Pie de Monte, que dió lugar al descubrimiento de los campos 
productores de petroleo y gas. La presente memoria se desarrolla siguiendo el 
ordenamiento por Provincias Geológicas. 


La exploración es la base fundamental y el primer eslabon de la cadena de la industria 
petrolera, con este fin se utilizan varios métodos y técnicas: 


Reconocimiento superficial 

Exploración geológica superficial. 

Prospección geoquímica. 

Prospección gravimétrica, magnetométrica, magnetotelúrica. 
Prospección sísmica 2D y 3D. 


Perforación exploratoria. 
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ANALISIS DE LAS ACTIVIDADES DE EXPLORACION 
EXPLORACIÓN SUPERFICIAL 


En Bolivia, al iniciarse la investigación petrolera se ha empleado la Geología Clásica o 
Exploración Superficial, que es un estudio geológico basado en los afloramientos 
naturales de las rocas. Con esta técnica se descubrieron los primeros campos petroleros 
de Bolivia como: Bermejo, Sanandita, Camatindi, Camiri, Tatarenda, y otros. Estos 
campos produjeron los primeros barriles de petróleo y definieron a Bolivia como un país 
petrolero, actualmente están abandonados o en fase de agotamiento. 


YPFB, elaboró mapas geológicos de las serranías del Subandino Sur y Centro, con un 
buen nivel de detalle que son la base para planificar trabajos de prospección sísmica. 


PROSPECCION GEOQUÍMICA 


La geoquímica es una disciplina científica, que mediante su desarrollo y aplicación permite 
de un modo general conocer el comportamiento de los componentes químicos en los 
medios naturales. Esta técnica prospectiva, evidencia la cualidad prospectiva de un área 
mediante el descubrimiento de anomalías, en base a análisis geoquimicos especializados 
de muestras extraidas de suelo y/o subsuelo, que permiten evaluar pequeñas cantidades 
o trazas de ciertos hidrocarburos presentes o bien la existencia de microorganismos 
oxidantes de dichos hidrocarburos. 


EXPLORACIÓN GRAVIMÉTRICA, MAGNETOMÉTRICA, MAGNETOTELÚRICA, 
GEOELECTRICA Y SISMICA 


Los métodos geofísicos mas usados en la Industria Petrolera, consisten en medir las 
variaciones de la gravedad, magnetismo, magnetotelurica y resistividades, que tienen su 
mayor aplicación en la geología regional para delimitación y extensión de las cuencas 
sedimentarias, el espesor de la secuencia estratigráfica y los lineamientos tectonicos. 


PROSPECCIÓN SÍSMICA 2D Y 3D. 


Uno de los métodos más importantes y de mayor aplicación en la prospección petrolera es 
la adquisición de sisimica 2D y 3D. Actualmente es un requisito indispensable para la 
valoración de una cuenca o prospecto de exploración exploratoria. 


El método consiste en la generación de ondas sísmicas mediante una explosión 
controlada, las cuales se propagan a través de las formaciónes geológicas a una 
velocidad que es función de los componentes minerales y propiedades petrofísicas de 
cada tipo de roca. Mediante geófonos dispuestos convenientemente en superficie se 
registran los tiempos de llegada de las ondas reflejadas. Despues del procesamiento de la 
información adquirida, se elaboran perfiles o mapas sísmicos que al ser interpretados por 
geólogos y geofísicos, permiten precisar el modelo geológico-estructural presente en el 
subsuelo. 


La tecnología de sísmica tridimensional (3D) es un método de uso corriente inclusive en la 
etapa de exploración, permite obtener perfiles que muestran secciones en los planos X, Y 
y Z de un cubo sísmico. Figura 2. 
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MODELO SISMICO 3D 


FIGURA 2 
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FIGURA 3: MAPA GEOLÓGICO DE BOLIVIA 
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FIGURA 4: MAPA TECTONICO Y PROVINCIAS GEOLÓGICAS DE BOLIVIA. 
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En la actualidad es frecuente que se ejecuten programas sismicos 2D y 3D en serranía 
(zonas con afloramientos naturales), debido a mejoras en la tecnología, especialmente por 
el numero de canales de los instrumentos de registro. En toda la zona petrolera y 
especialmente en la provincia geológica Pie de Monte, YPFB registró una densa red de 
líneas sísmicas de tipo 2D que fue una base sólida para proseguir con las investigaciones 
exploratorias. 


La Ley de Hidrocarburos N* 1689 y N* 3058, reconocen como UTEs (Unidades de Trabajo 
Exploratorio) las actividades de sísmica 2D y 3D, asi también los relevamientos de 
aeromagentometría y aerogravimetría, que permitian cumplir con las obligaciones 
contractuales de cada fase exploratoria. Tablas 3 y 4. 


TABLA 3: UNIDADES DE TRABAJO EXPLORATORIO A DICIEMBRE 2005 


RESUMEN POR OPERADORAS 
EJECUCION DE UNIDADES DE TRABAJO PARA LA EXPLORACION DICIEMBRE 2005 
CONTRATOS DE RIESGO COMPARTIDO 
AEROMAGNETOMETRIA Y AEROGRAVIMETRIA 


MAGNETOMETRIA GRAVIMETRIA MONTO TOTAL UTE's 
OPERADORA Kilometros UTE's Monto en $us | Kilometros | UTE's | Monto en $us EN $us Monto Estimado 
PLUSPETROL 72/060.84 18,015.21  90/076,050.00 ¡ 17, 599,050.00 107,675,100.00 5,937, 587.29 
CHACO S.A. 60,252.05 | 15,063.02 | 75,315,100.00 S ? l 650. 4,299,392.90 
REPSOL YPF 46,083.27 | 13,340.83 | 66,704 150.00 ¿ i 3,429,853.17 


PETROBRAS | 31966.46 | 799162 | 39958,100.00 10 44,543,600.00 2,483,609.01 | 

TOTAL E4P 29,683.90 | 7,420.94 | 37,104,700.00 | 3,125.33 80. 39,448,700.00 
931174 | 2,327.94 1,758.06 Tm 12 958,250.00 | 722,565.64 
9,370.65 | 2,342.67 83. 12.062,500.00 681,610.40 
BOLIPETRO 5,552.00 | 1388.00 | 6,940,000.00 oo. 6.940,000.00 394,192.00 
TECPETROL 86400 | 21600 | 1/080,000.00 | 1,147,500.00 64,494.00 
81200 | 20300 | 1015/000.00 0.00 1,015,000.00 57,652.00 


301,994.01|77,318.65|386,593,250.00|42,319.55|6,348.03|31,740,150.00 418,333,400.00 22,922,758.96 


CERTIFICACION DE UTEs A DIC-2005 
(En Millones de dolares) 


TOTAL KMS 344,313.56 
UTE's certificadas 83,666.68 
UTE's certificadas ($us.) 418,333,400.00 
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TABLA 4: CONTRATOS DE RIESGO COMPARTIDO 
EJECUCION DE UTE's CERTIFICADAS 

PROSPECCION SISMICA Y PERFORACION EXPLORATORIA 
Hasta abril de 2005 


ad li UTES UTE's Perforación 
3 Prospección 
provententes de: | Sísmica dd 
Capitalizacion 9.363,84 18.435,42 
Conversion 11.315,05 44.966,04 
Licitacion 18.773,43 52.494,08 
Total 39.452,32 115.895,54 
$us 197.261.600,00 579.477.700,00 


1 UTE = 5000 $us 


PERFORACIÓN EXPLORATORIA 


En base a la compilación, evaluación e integración de toda la información aportada por las 
diferentes especialidades de la geología y después de realizar un exhaustivo análisis e 
interpretación que permitan definir y confirmar prospectos, predecir el tipo y la profundidad 
de las diferentes formaciones en subuelo y con el fin de validar dicha información, se 
propone la perforación de un pozo exploratorio en una ubicación que amerite mayores 
probabilidades de éxito. 


El objetivo de dicha perforación es investigar in situ las posibles anomalías estructurales o 
estratigráficas y formaciónes geológicas que pueden constituirse como reservorios de gas 
y/o petróleo, conforme a los resultados obtenidos durante exploración superficial y el 
exhaustivo análisis de riesgo correspondiente. 


La perforación misma permitirá recabar mediante sondas y equipos especiales, un cúmulo 
de valores directos o deducidos, que permitan evaluar los reservorios. Las operaciones 
para aquellos fines pueden agruparse en los siguientes tópicos: análisis continúo de 
muestras y cromatografía, toma de testigos, perfilajes o registros y pruebas de 
productividad. 


Esta gran variedad de información aportada por la perforación del pozo al estar disponible, 
puede ser utilizada por los geólogos y petrofísicos para refinar los modelos geológicos y 
petrofísicos, que permitan obtener un mejor conocimiento del reservorio, establecer cuan 
grande es el reservorio o si es económicamente rentable y como se comportara si es 
puesto en producción. 


CONCEPTO DE UTIL Y UTILIZABLE EN POZOS EXPLORATORIOS 


Perforar un pozo exploratorio en cualquier área o provincia geológica sobrelleva una 
amplia investigación sumada a una variedad de estudios, para descubrir la existencia de 
probables trampas. Una vez elaborado el prospecto exploratorio, lo que resta es verificar 
si es un yacimiento económicamente rentable. Es aquí donde se pasa a la etapa de la 
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perforación exploratoria, elaborándose la propuesta geológica y el programa de 
perforación. 


Al ser una actividad de riesgo, no se verá afectado en cuanto a su utilidad, si el pozo no 
fuera descubridor de un nuevo yacimiento, ya que el enorme caudal de información que 
se obtendría del pozo, llevara a redireccionar el estudio. 


La información recientemente adquirida mas la existente, y las nuevas tecnologías de 
investigación en el futuro, hacen que la información obtenida con la perforación del pozo, 
sea valiosa y puedsea considerar como “útil y utilizable” porque hace a la esencia 
misma del negocio, permite proyectar nuevas perforaciones y tener parámetros 
comparativos técnicos y de inversión. 


En el caso de que el pozo fuera descubridor de un nuevo yacimiento, se puede establecer 
y con mayor razón, como “útil”, ya que esta información genera los primeros indicios de 
estudios que pueden llevarnos al desarrollo de un campo, que generaría mayor 
incremento en las utilidades y por consiguiente en las rentabilidades. 


CLASIFICACION DE POZOS SEGÚN SU PROFUNDIDAD 


Tanto los pozos de exploración como de explotación, son categorizados de acuerdo a su 
profundidad como: someros de O - 2000 metros, intermedios de 2000 - 4000 metros y 
profundos mayores a 4000 metros. 


CLASIFICACION DE CAMPOS SEGÚN SU RESERVA 


Existen clasificaciones de reservas a nivel internacional provenientes de la década de los 
90's generalmente aceptadas. Tabla 5. 


TABLA 5: CLASIFICACIÓN DE CAMPOS POR RESERVA RECUPERABLES 


CATEGORIA RESERVAS (2P) 


Super gigante | > 5000 MMBOE (30 TCF) 


Gigante 5000 MMBOE < > 500 MMBOE (3 TCF) 

Grande 500 MMBOE (3 TCF) <> 100 MMBOE (0.6 TCF) 
Mediano 100 MMBOE (0.6 TCF) <> 50 MMBOE (0.3 TCF) 
Pequeño 50 MMBOE (0.3 TCF) < 


Nota: 6000 pies cúbicos de gas equivale a 1 barril de petróleo. 


Debido a la existencia y descubrimientos de campos con reservas mucho mayores a los 
30 TCF en paises como Iran, Qatar, Rusia, entre otros; reciben la clasificación como 
Super gigantes y Gigantes. Para los campos que se ubican en la Provincia Geológica 
Subandina y que tienen las mayores reservas de petróleo y gas del país, se ha adoptado 
el denominativo de “campos grandes” (aunque en el País se los conoce como 
“MEGACAMPOS” o “MAYORES”). 


Los conceptos vertidos precedentemente, son puestos en evidencia al sistematizar la 
información petrolera de Bolivia. 
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A continuación brindamos una visión del acontecer de los hidrocarburos en Bolivia, 
iniciando con los campos “MEGACAMPOS” o “MAYORES”. 


CONSIDERACIONES GENERALES DE LA PROVINCIA  GEOLOGICA DEL 
SUBANDINO 


La Provincia Geológica del Subandino de Bolivia, constituye un complejo sistema de 
serranías longitudinales estrechas, separadas por amplios valles sinclinales. Es de 
extensión regional y atraviesa todo el territorio boliviano desde la frontera con el Perú 
hasta el límite con la República Argentina. 


Morfológicamente, las serranías coinciden con las estructuras anticlinales, las cuales son 
atravesadas por ríos antecedentes en una etapa juvenil de erosión. Las estructuras 
sinclinales son por lo general dos o tres veces más amplias que los anticlinales y 
conforman grandes valles agrícolas surcados por ríos longitudinales. 


Esta región ubicada entre la Cordillera Oriental y la Llanura Chaco-Beniana, constituye el 
borde oriental de la Cordillera de los Andes. Esta faja de carácter regional, para fines del 
presente compendio será considerada como SUBANDINO SUR, que se extiende desde 
el límite con la República Argentina hasta el Rio Grande como límite Norte, e involucra el 
Pie de Monte Sur y la Llanura Chaco-Beniana Sur. El Subandino Norte, se extiende desde 
el Río Grande hasta el límite con la República del Perú, igualmente incluye el Pie de 
Monte y la Llanura Chaco-Beniana. 


Aproximadamente desde la latitud de la ciudad de Santa Cruz, éstas toman un rumbo de 
Noroeste-Sureste, continuando hasta la frontera con la República del Perú. En esta 
región se incluye el llamado Boomerang Hills. 
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CAMPOS GRANDES 
(MEGACAMPOS) 
EXPLORACIÓN 
EXPLOTACION Y RESERVAS 
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BLOQUE SAN ALBERTO 


CAMPO SAN ALBERTO 
INTRODUCCION 


Las operaciones en el Bloque San Alberto se iniciaron a partir del 22 de abril de 1996, 
mediante un Contrato de Asociación Petrolífera para ejecutar actividades de exploración y 
explotación petrolera firmado por Y.P.F.B. y Petrobras Bolivia S.A. bajo una tipología 
contractual prevista en la Ley 1194 de 1990, compartiendo el negocio en partes iguales, 
correspondiendo a 50% para cada una. 


En fecha 30 de abril de 1997 Petrobras cede el 30% de su participación a la empresa 
Total ESP Bolivie Sucural, quedando la sociedad con la siguiente composición accionaria: 
YPFB 50%, Petrobras 35% y Total 15%. 


El D.S. N* 24806 de 4 de agosto de 1997, aprobó el Modelo de Contrato de Riesgo 
Compartido (Joint Venture), suscribiéndose el mismo entre YPFB y Petrobras Bolivia S.A. 
el 31 de diciembre de 1997. Por efecto de la capitalización interviene Andina S.A. 
participando con el 50% de YPFB, quedando la composición accionaría de la siguiente 
manera: Petrobras 35%, Total 15%, Andina 25%, YPFB (AFPs) 24.46% y Ex-empleados 
de YPFB 0.54%. 


En el año 2010 la Empresa Total sesiona 4% de sus acciones a favor de la empresa 
YPFB Chaco S.A. 


UBICACIÓN 


El Bloque San Alberto se encuentra ubicado en la Provincia Gran Chaco del departamento 
de Tarija, al Sureste del territorio Boliviano y muy cerca de la frontera con la República 
Argentina. Figura 1.1. 


En términos petroleros el Bloque se encuentra en la Zona Tradicionalmente Petrolera de 
Bolivia y es considerada como una zona madura en cuanto al conocimiento geológico 
petrolero. También por sus importantes reservas de hidrocarburos es uno de los Campos 
Grandes descubiertos. 


Morfoestructuralmente se encuentra situado en la Provincia Geológica del Subandino Sur, 
en la Serranía San Alberto. 
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FIGURA |. 1: UBICACIÓN CAMPO SAN ALBERTO 
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DESCRIPCION GENERAL DEL AREA 


TABLA. 1: DATOS GENERALES DEL BLOQUE SAN ALBERTO 
Bloque San Alberto 
Participación PETROBRAS BOLIVIA S.A. (Operador) 39%. 


Empresa Petrolera ANDINA S.A. 50 %. 
TOTAL EXPLORATION PRODUCTION BOLIVIE 15%. 
Cuenca Subandino 


Estructura Anticlinal de San Alberto. 


Ubicación Fisiográfica Subandino Sur 


N? de Parcelas 7 parcelas 
Periodo de concesión 30 años 
Ubicación Geográfica Dpto. Tarija - Provincia Gran Chaco. 


HISTORIA EXPLORATORIA 


Las primeras investigaciones sobre este campo se iniciaron con geólogos de la Standard 
Oil Co. Posteriormente YPFB culminó con trabajos de geología de superficie definiendo 
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varias culminaciones someras, modeladas en Formaciónes Carboníferas, entre ellas la 
estructura de San Alberto. 


La empresa petrolera Petrobras Bolivia S.A., luego de cubrir varias fases de prospección 
geológica, en 1997 inicia la etapa de perforación exploratoria profunda en el bloque San 
Alberto, con el pozo SAL-X10, alcanzando una profundidad final de 5220 mbbp, 
descubriendo nuevos reservorios más profundos en las Formaciónes Huamampampa, Icla 
y Santa Rosa. 


GEOLOGIA DEL AREA 


El campo San Alberto es un pliegue anticlinal alargado con rumbo predominante Norte- 
Sur, esta situado al Sur de Bolivia. Morfoestructuralmente se ubica en la faja plegada y 
corrida del Subandino Sur, la misma que está constituida por un complejo sistema de 
serranías longitudinales, con anticlinales estrechos de orientación Norte-Sur. Figura 1.2. 


El principal componente tectónico que afecta esta estructura, es la falla “San Antonio”, de 
carácter regional, de tipo inversa y con buzamiento hacia el oeste de aproximadamente 
70%, en superficie corta el flanco Occidental sin afectar a los reservorios someros y 
profundos del campo. Los pozos del campo San Alberto se encuentran ubicados en el 
bloque bajo de esta falla. Figuras 1.2 y 1.6. 


La secuencia estratigráfica investigada por la perforación de varios pozos, se inicia en 
rocas de la Formación Escarpment, que aflora en superficie y luego continúa en sucesión 
normal las sedimentitas cada vez más antiguas. Tabla 1.2. 


TABLA |. 2: ESTRATIGRAFÍA 


SISTEMA FORMACIÓN RESERVORIO z 
Los campos San Alberto y Sábalo se 
Escarpment encuentran ubicados en la serranía 
Coi Tarija Ar. Miller de San Antonio en el mismo 
Itacuamí lineamiento estructural de los 
Tupambi campos Ramos, Agua Blanca y 
ui Macueta que se encuentran en la 
an República Argentina. 
Los Monos Ar-A 
Devónico | Huamampampa | HO; H1; H2; H3; H4 El área de explotación está limitada 
Icla 11:12; 1 Inf. al Este por la falla “San Alberto” (no 
Santa Rosa SR1: SR2: SR3 aflora en superficie) y al Oeste por el 


nivel más bajo de gas conocido o 
LKG, (Base del reservorio en el pozo Macueta X1002). 
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EXPLORACION 
GEOLOGIA DE SUPERFICIE 


Las actividades de relevamiento geológico en el Bloque San Alberto fueron realizadas de 
manera simultánea a los trabajos de adquisición de datos sísmicos. En la Figura 1.2, se 
muestra el mapa geológico de superficie actualizado del Bloque, el mismo que es 


producto de todos los estudios realizados por Petrobras y otras compañías que estudiaron 
la zona. 


FIGURA |. 2: MAPA GEOLOGICO ACTUALIZADO DEL CAMPO SAN ALBERTO 


580.000 


000085, / 


7 


0) 
0) 
O 
N 
19) 


7” 


Página 17 


Campos Mayores Geología y Reservas MHE- Cooperación Canadiense | 


PROSPECCION SISMICA 


Petrobrás Bolivia, realizó dos campañas de Adquisición Sísmica 2D. La primera en el año 
1996, ejecutada por la compañía Unión Geofísica Argentina (U.G.A.), en la que se 
registraron un total de 208,74 Km distribuidos en 7 líneas. La segunda fue realizada en el 
año 1999, ejecutada por la empresa Veritas DGC-LAND, en la que se registraron 108,55 
Km distribuidos en 5 líneas. Cabe resaltar que los abruptos relieves topografícos y las 
complicaciones geológicas presentes en el área, hicieron que los trabajos de campo de 
adquisición sean difíciles y los resultados obtenidos no siempre alentadores. La Figura 1.3, 
detalla la distribución de las líneas sísmicas y en la Tabla 1.3, se observa el detalle de los 
parámetros básicos para la registración. 


Para preparar la interpretacion estructural del pliegue anticlinal de San Alberto, se integró 
la información sísmica adquirida con prospección geológica de superficie y de pozos. 
Figura 1.4. 


El procesamiento convencional de los datos adquiridos en 1997, realizado por la Cia. 
Western Atlas, no mostró resultados satisfactorios. 


Los datos adquiridos en 1999, además de recibir un procesamiento convencional 
(migración post-suma en tiempo), fueron procesados con aplicación de migración pre- 
suma en profundidad, lo que represento una notable mejoría en la calidad de la imagen 
sísmica obtenida. Los programas de campo de registración sísmica y ubicación de líneas 
sísmicas se observa en la figura 1.3. 


Entre 2002 y 2003 fue realizado un reprocesamiento de todo el grupo de líneas sísmicas 
adquiridas en el Bloque San Alberto, con este trabajo de laboratorio se consiguió mejorar 
aun más la calidad final de los datos sismicos, haciendo que estos sean un soporte 
importante en la interpretación geológica de la estructura anticlinal de San Alberto. 


TABLA |. 3: PARÁMETROS DE LAS LÍNEAS DE LAS CAMPAÑAS DE 1996 Y 1999 


PARAMETRO 96 99 
Profundidad de carga (m) 10 15 
Cantidad de carga por disparo (kg) ñ 12 
Intervalo de puntos de disparo (m) 25 25 
Intervalo de estación (m) 25 12.5 
Tendido máximo (m) 4500 20000 
Multiplicidad máxima (fold) 180 540 
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FIGURA |. 3: MAPA BASE DE LINEAS SÍSMICAS 
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FIGURA |. 4: MAPA GEOLOGICO CON LÍNEAS SÍSMICAS 


runa 


PERFORACION EXPLORATORIA 


YPFB en el año 1966 perfora el primer pozo somero, el San Alberto N*1 (SAL-X1), 
llegando a una profundidad final de 2209.0 mbbp y descubriendo petróleo de 52 *APlI en 
la arenisca Miller, ubicada en la base de la Fm. Tarija, a la profundidad de 961 mbbp. Este 
reservorio fue explotado mediante ocho pozos someros, como actualmente estos recursos 
se encuentran agotados, algunos pozos son utilizados como pozos receptores de agua de 


condensación producida por la explotación de los reservorios profundos del Sistema 
Devónico. 
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Petrobras a la fecha de la realización de las auditorias, había perforado 6 pozos profundos, 
la mayoría exploratorios y cuya ubicación se muestra en la Figura 1.5. 


En la Tabla 1.4, se detalla una síntesis de los reservorios de las Fms. Huamampampa, Icla y 
Santa Rosa, con la denominación utilizada por Petrobras Bolivia S.A., y son una referencia 
para las descripciones a seguir. 


FIGURA |. 5: MAPA BASE DE POZOS 
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Fuente: Petrobras 
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ANALISIS DE RESERVORIOS 


TABLA l. 4: DESCRIPCIÓN GENERALIZADA DE NIVELES RESERVORIOS 
EN EL CAMPO SAN ALBERTO 


NET GROSS| NETPAY [POROSIDAD|SAT. AGUA| — V: 
DESCRIPCIÓN LITOLÓGICA RESERVORIO (m) (m) (9% (9%) (9% 


SH 
) ) 

Los reservorios de esta formación están constituidos 
por arenisacs cuarzíticas, compactas y muy duras, de grano de 22a100| de 2.8 a 17.7 4 39.00 0.20 
0 0.13 


4.6 
muy fino, escaso medio, color gris blanquecino, en partes 
micáceas, intercaladas con niveles de lutitas y limolitas. 120 a 185 84 a 127 4.3 
los niveles de areniscas presentan una porosidad y 


HUAMAMPAMPA Ea 


permeabilidad pobre, la misma q es incrementada en forma 
secundaria debido a la microfracturación, que presentan 


en las crestas de los anticlinales. 

Secuencia pelitica, constituída por limolitas y lutitas gris 
oscuras a claras. Intercalan bancos de areniscas gris claras a 
gris oliva muy duras, micromicáceas, porosidad pobre. B 15.5a26 
Esta unidad presenta preponderantemente arenosa, con 
delgadas intercalaciones de limolitas, lutitas de colores marrón 
SANTA ROSA  [grisáceo, gris verdoso y gris oscuro, micáceas. Las areniscas 
varian de gris clara a gris blanquecina de tipo cuarzítico, 

grano fino a muy fino, dura micácea. 


POZO SAN ALBERTO N? 9 (POZO SAL-X9) 


YPF Argentina, en los campos de Macueta y Ramos (en el Norte Argentino) descubre 
importantes reservas de gas en los niveles arenosos del Sistema Devónico Medio-Inferior. 


YPFB en 1988, en base a interpretaciones de mapas de geología de superficie e 
integrando esta nueva información geológica, inicia la investigación de estos mismos 
niveles con la perforación exploratoria del pozo profundo SAL-X9, alcanzando una 
profundidad final de 4518.5 mbbp, y penetrando 199 metros en la unidad litológica 
Huamampampa, Figura 1.6. 


Las pruebas de productividad confirmaron el descubimiento de un importante yacimiento 
profundo de gas y condensado en la Formacion Huamampampa. Tabla 1.5. 


Por las limitaciones del equipo de perforación no se investigaron otros niveles ubicados a 
mayores profundidades. YPFB no hizo otros pozos porque no existía mercado de gas 
aparte del argentino, que ya estaba cubierto con la producción de otros campos. Este 
pozo quedó en reserva. 


TABLA 1.5: PRUEBAS DE PRODUCCIÓN 


Del 4/0ct/90 al 15/0ct/90 
4479.5 - 4518.5 m. (Ar. SAL - HMP - 2) 
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TABLA 1.5 (CONTINUACIÓN) 
CAM E-TEN 
EI CTN 


SAL 5775 ppm de NaCl. 


Los parámetros petrofísicos iniciales del reservorio descubierto, calculados en base a la 
exploración aportada por el pozo SAL-X9, fueron los siguientes: Tabla 1.6. 


TABLA |. 6:PARÁMETROS PETROFÍSICOS SAL-X9 


Reservorio Arenisca SAL.HMP-2 
Tramo 4479.5 ma 4518.5m 
Porosidad 7.0% 
Saturación de Agua | 47% 


Con estos valores y considerando un área de 36.8 km2, se estimaron por el método 
volumétrico, los siguientes volúmenes preliminares de reservas: Tabla 1.7. 


TABLA l. 7: DATOS DE ESTIMACIÓN DE RESERVAS 


INSITU | RECUPERABLE 
Gas [MMMpc] 1.082,00 768.00 
Condensado [MMbbls] 28.44 14.79 
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FIGURA |. 6: CORTE ESTRUCTURAL DEL POZO SAL-X9, MEDIANTE 
GEOLOGIA DE SUPERFICIE Y SUBSUELO 


= 


W POZO SAL-X9 E 
La 


Fuente: YPFB, informe geólogico final pozo SAL-X9, 


POZO SAN ALBERTO N? 10 (SAL-X10) 


Petrobras Bolivia S.A, iniciciando la fase de perforación exploratoria, activa la perforación 
del SAL-X10. El objetivo fue investigar el potencial hidrocarburífero de las formaciones 
Huamampampa, Icla y Santa Rosa del Sistema Devónico. La perforación se inició el 9 de 
noviembre de 1997 y finalizó el 2 de diciembre de 1998, alcanzando una profundidad final 
de 5220 m. Luego de las pruebas de productividad (Tabla 1.8) fue catalogado como pozo 
descubridor de yacimientos profundos (B- 2b), confirmando la extensión de los reservorios 
descubiertos en el SAL-X9 (YPFB) hacia el sur de la estructura y agregándose el 
descubrimiento de nuevos reservorios profundos denominados H3 y H4 de la Formación 
Huamampampa, dos estratos arenosos de la Fm. Icla y niveles de la parte Superior de la 
Formación Santa Rosa (93.5 m.), todos del Sistema Devónico. 
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TABLA |. 8: PRUEBAS DST REALIZADAS EN EL POZO SAL-X10 


PRUEBAS DE PRODUCCION DST REALIZADAS EN EL POZO SAL-X10 


Presion 
Fm. Reservorio | Tramo de Petroleo Gas 
Periodo Choke ] 
surgencia 
Psi | MCD | 2API | MmcD | mc/mc 


17-18/01/99 | 48/64" | 1767 | 27.1 | 53.4 | 655,00 | 24170 [ | 19 | Conclusiva 
21-28/06/99 | 48/64" | 2648 | 82.5 | 52 | 917,094 | 11116 
Huamampampa | H2 - H3 - H4 12- 17/08/99 | 52/64" | 3068 | 120 1.240.00| 10333 | | 12 | Condusiva 


Ni con los resultados de esta prueba ni con el análisis de los registro del pozo se pudo 
determinar el Contacto Agua-Petróleo Original (CAPO), quedando los reservorios 
productores de gas y condensado por encima del mencionado limite de fluidos.Tabla 1.8. 


POZO SAN ALBERTO N? 9 RE-ENTRY (SAL-X9 R) 


Una vez confirmada la alta productividad de gas en niveles más profundos de los 
inicialmente investigados por el pozo SAL-X9, se dispuso realizar la profundización del 
mismo con el fin de incrementar las reservas de la Formacion Huamampampa (reservorio 
H2), aumentar el potencial de producción del pozo, mediante el cambio del arreglo de 
completación de tubería de 2 Y” Stainless Steel por Tubería de 3 Y” Cr 13, adecuada 
para evitar corrosión por CO. 


Las operaciones se iniciaron en fecha 25 de octubre de 1998, se recuperó el arreglo final 
simple de producción. Seguidamente se ejecutó un side track a partir de 4379 m. (KOP) y 
se perforó hasta 4564,5 m., para concluir esta fase se realizó una prueba DST en el tramo 
4369 - 4564.5 m. y posteriormente se bajó arreglo final de producción. Las operaciones 
finalizaron el 30 de marzo de 1999. 


Los resultados de la prueba DST (Tabla 1.9), permitieron considerar a este pozo como 
productor de gas y condensado de los reservorios H1 y H2, pertenecientes a la Fm. 
Huamampampa. 


TABLA |. 9: PRUEBA DST 


PERIODO CHOKE | P.SURG. | PETROLEO GAS  |RPG AGUA RESULTADOS 
(Psi) | (MCD) | 2API | [Mmcd] | - |MCD| % 
1 40/64" 2260 58,7 | 54,6 | 569,36 - 6,1 Conclusiva 
2 20/64" 4441 30,4 | 53,2 | 305,21 - 6 


POZO SAN ALBERTO N? 11 (SAL-X11) 


Las actividades operativas se iniciaron el 13 de febrero de 1999 y la perforación fue 
concluida el 24 de abril del 2000, con una profundidad final de 5610 m. Las pruebas de 
formación en agujero abierto (Tabla 1.11) confirmaron el descubrimiento de los yacimientos 
Icla, Santa Rosa y Huamampampa, que permitieron clasificar a este pozo como productor 
de gas y condensado en las formaciones citadas. En las pruebas de Fm. en agujero abierto 
además de otros análisis, no se pudo determinar el Contacto Agua-Petróleo Original 
(CAPO); razón por la cual el anticlinal San Alberto es considerado una mega estructura, con 
un espesor aproximado de 800 metros saturado de gas. 
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Los siguientes resultados son los más significativos de cada Formación: Tablas 1.10 y 1.11 


TABLA |. 10 PRUEBAS DE FORMACIÓN DST 


Reservorio 


PRUEBAS DE PRODUCCION DST REALIZADAS EN EL POZO SAL-X11 


Periodo 


Presion 
de 
surgencia 


Petroleo 


MCD | 2API | MmCD 


MC/MC 


Huamampampa | H2-H3-H4 |a343-4755| 15-16/11/99 | 56/64" | 3230 1480 | 104964 
5387-5610| 13/05/00 | 48/64" | 3792 1293 | 189 


La salinidad corresponde a agua de condensación y limpieza. 


Santa Rosa 


Santa Rosa 
Tarabuco 


Santa Rosa 


Huamampampa 
Icla 


SR1 


TABLA |. 11 PRUEBAS DE PRODUCTIVIDAD 


RPG AGUA 


MCD | 2 API Mc/MC | MCD | % 


Reservorio 


PRUEBAS DE PRODUCCION DST REALIZADAS EN EL POZO SAL-X11 


5425 - 5648 


4945 - 5196 
5214 - 5382 


4140 - 4289 
4318 - 4392 
4400 - 4462 


Periodo 


48/64" 


48/64" 1784 


Presion 
de 
surgencia 


1948 


Ñ 


18757 


20290 


13.9 


RESULTADOS 


Conclusiva 


18 


Conclusiva 


RESULTADOS 


4563 - 4695 


3780 -3817| 128.24 | 51.6 | 1324.74 10,330 


Los parámetros obtenidos por las tres pruebas, más los volúmenes de los ensayos de 
producción (DST-1, DST-2, DST-3) y análisis de reservorios, arrojaron un potencial absoluto 
del pozo (AOF) de 6.96 MMmcd. 


POZO SAN ALBERTO N?*12 (SAL-X12) 


Con la perforación del pozo SAL-X12, concluye la fase exploratoria del subsuelo del 
campo, que permitió investigar toda la secuencia litológica de la Fm. Santa Rosa y el tramo 
superior de la Fm. Tarabuco del Sistema Silúrico. El pozo SAL-X12 fue clasificado de 
avanzada (A-1), y tenía como objetivo principal confirmar la presencia de reservas gasíferas 
en la parte Norte de la estructura. Las operaciones se iniciaron el 31 de agosto del año 1999 
y concluyeron el 26 de noviembre del 2000. Alcanzó una profundidad final de 5648 m., 
concluida las pruebas evaluativas fue clasificado como pozo productor de gas y 
condensado de las Fms. Huamampampa, Icla y Santa Rosa. 


En la Figura 1.7, se muestra la secuencia estratigráfica y estilo estructural del área de 
influencia del pozo y en la Figura 1.8 el arreglo final de producción con las zonas probadas y 
la columna estratigráfica. 
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FIGURA |. 7: CORTE ESTRUCTURAL DEL POZO SAL-X12 
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FIGURA |. 8: ARREGLO FINAL DE PRODUCCION 


"Jay PETROBRAS S.A 
2 BOLIVIA 


- 


ESTADO DEL POZO/[(Arreglo de producción final) 
Well status sal x-12 


Casing 30” 196,1 lb/ft B 
Shoe Q 76 m 
Hole 36" (D 79 m 


Casing 20” 130.3 Ib/ft X-56 
Shoe (9 1,415 m 
Hole 26" (Y) 1,420 m 


Casing 13 3/8”, P110, 68 Ib/ft 
Shoe (Q 2,799 m 
Hole 17 1/2” 9) 2,803 m 


176 m Casing 10 3/4” P 110 
8 3,876.5 m Casing 9 5/8” 
47 Ib/ft, P-110 

Shoe (QU 4,0525 m 

Hole 12 1/4” (Q 4,053 m 


4,010.3m 
4,040.2m 
4,062.3m 
4,112.0m 


4140-4230/4237-4245/4253- 
4266/4268-4279/4281-4289 m 


4318-4337/4340-4381/4385- l 


4,297.4m 
4,318.1m 


4392/4400-4402 m 
4407-4462 m 


4563-4567/4572-4612/4625-4628/4649 
4657/4663-4677/4687-4695 m 


Base of cement 2 4,782.0m 


AUREA 


5,197.38 m 


5,417.6m 


5,594.0m 


Casing 7 

26 Ib/ft, Cr 13-95 

Shoe (D 4,944 m 

Hole 8 1/2” (Q) 4,947.0 m 


271/68 


4985-5196 m 


5214-2382 m [ | 
e 


Casing 5” 

15 Ib/ft, Cr 13-95 
Shoe (2 5,425 m 
Hole 6 1/8” (0D) 5,648 m 


TMD 5.648.0m 
TVD 5,627 9m 


W 


ll 


NAL 


(261100) 


Christmas tree 
MMA - 5-1/¿ 10M 


G.L.= 1,158.9 m 


OBM 12.6ppg 


Top of cement (2) 1,093 m 


Stage Collar (A) 1,618.0 m 
Top of cement 2) 2,045 m 
OBM 13.8 ppg 


Top of cement (2) 2,560.0 m 
Stage Collar (2 3,017.0 m 


Top of cement (2) 3.260 m 
Top Liner 7” (A 3,861.7 m 


2 Travel Joint 4,063.03 m 
RPT landing Nipple (7) 4,089.25 m 
HPH Hyd. Packer 7” 2) 4,111.27m 


Travel Joint4,488.68 m 
RPD Sliding Sleeve (2) 4,510.77 m 
HPH Hyd. Packer 7” (2) 4,526.54 m 


RPT landing Nipple (7) 4,545.37 m 
Travel Joint4,708.7 m 
RPD Sliding Sleeve (2) 4,732.28 m 


HPH Hyd. Packer 7” (2) 4,748.07 m 
RPT landing Nipple (2) 4,790.67 m 
SN - AT Packer (1) 4,822.5 m 


Top Liner 5” (Y) 4,826.6 m 


Top cement (2) 5,397 m 


Gráfico N*10 
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POZO SAN ALBERTO N? 13 (SAL-13) 


El pozo SAL-13, es el primero de la fase de desarrollo del campo San Alberto, fue ubicado 
a 1050 m. al Sur del pozo SAL-X9, y tuvo como objetivo el atravesar y producir gas de los 
reservorios de las Fms. Huamampampa, Icla y Santa Rosa, que no fueron alcanzados por 
el pozo SAL-X9. Adicionalmente se tenía el objetivo de investigar el tramo superior de la 
Fm. Tarabuco. 


Las operaciones se iniciaron el 9 de julio del 2000 y concluyeron el 18 de junio del 2001. Se 
alcanzó una profundidad final de 5733 m. Se tomaron cuatro testigos de fondo, dos en la 
Fm. Huamampampa y otros dos en la Fm. Icla. Una vez concluidas las pruebas de 
evaluación del potencial gasífero fue clasificado como pozo productor de gas y condensado 
de las Fms.Huamampampa, Icla y Santa Rosa, habiendo quedado con un arreglo simple de 
producción. Se realizaron dos pruebas de formación y tres de producción, cuyos resultados 
se muestran a continuación. Tabla 1.12 


TABLA |. 12 PRUEBAS DE PRODUCTIVIDAD 


PRUEBAS DE PRODUCCION DST REALIZADAS EN EL POZO SAL-13 


Presion de 
A Tramo 7 Ñ Petroleo Gas 
Reservorio Periodo surgencia 


(mad) Psi 9 MmCD 


5519 - 5733 ; 2120 . . 1 223.810 Conclusiva 


5057 -5102 
SR1 - 12 5102-5235 S . 500000 16447.37 


H2B - H3 


Ha 4048 - 4342 il . 1526000 10,330 


4478-4525 
5057 -5102 
5102-5216 A 483.78 bbls/d 37.65 MMPCD 
5519-5715 


5057 -5102 
5102 -5216 ye 379.35 BPD 31.19 MMPCD 
5519-5715 


La prueba DST-1 que comprende el intervalo 5519-5711 m. evaluó el reservorio SR1 
ubicado en el bloque inferior de la falla de 5102 m. En esta prueba existe una variación de 
salinidad del agua, desde 4290 a 15015 mg/l de NaCl. 


POZO SAN ALBERTO N? 14 (SAL-14) 


El pozo SAL-14, fue programado con el objetivo de producir un mínimo de 2,5 MMmcd de 
hidrocarburos gaseosos en niveles naturalmente fracturados de la formación 
Huamampampa. Adicionalmente, fue el primer pozo dirigido y de alto ángulo perforado en el 
campo y que permitió cumplir con la obligación legal estipulada en la Ley de Hidrocarburos 
N? 1689, articulo 30 de perforar “un pozo por parcela”. 


Las operaciones de perforación se iniciaron en fecha 2 de mayo de 2003 y finalizaron el 29 
de diciembre de 2003 a una profundidad final de 4823.1 m., que implicó un TVD de 4505.79 
m. y una cota estructural de -3220,39 mbnm. Luego de realizar las pruebas de producción, 
se clasificó al pozo como productor de gas y condensado de los reservorios HO, H1, H2 y 
H3 de la formación Huamampampa. El pozo SAL-14 se encuentra con arreglo final de 
producción. Tabla 1.14. 
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Con la finalidad de evaluar la presencia de hidrocarburos en niveles someros, en el SAL-14 
se cortaron 30 testigos laterales de impacto, 7 fueron de la formación Tarija y 23 de la 
formación Tupambi, muchos de ellos mostraron fluorescencia y olor a hidrocarburos. Se 
obtuvo un testigo de fondo en la formación Huamampampa, en el reservorio H3 (4350- 
4359,5 m.). 

TABLA |. 13: PRUEBA DE PRODUCCIÓN TP-1 


P. 
PERIODO | CHOKE | SURG. | PETROLEO | GAS | RPG AGUA SALINIDAD 
Psi_| MCD |2API | MmCD MC/MC_ MCD | % CL 
48/64" | 4181.1 | 145.5 1272.5 | 8745 5.5 


Principalmente para obtener una visión rápida de la profundidad y costos de los pozos del 
campo San Alberto, se han elaborado las Figuras 1.9 y 1.10 


FIGURA 1. 9: PROFUNDIDAD DE POZOS PROFUNDOS PRODUCTORES DE 
RESERVORIOS DEL SISTEMA DEVONICO 


Pozos 
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FIGURA |. 10: COSTOS DE POZOS PROFUNDOS PRODUCTORES DE 
RESERVORIOS DEL SISTEMA DEVONICO 
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PRODUCCION 
PRODUCCION DE POZOS SOMEROS (AR. MILLER) 


Los pozos someros productores de la arenisca Miller fueron: SAL-1, SAL-3, SAL-4, SAL-5, 
SAL-6 y SAL-7. De acuerdo a historiales de producción e Informes anuales de la Gerencia 
de Producción del Distrito Sur de YPFB, estos pozos iniciaron su producción en 1967 y 
concluyeron en 1995. Su producción fue bastante interrumpida hasta 1995, sobre todo 
desde enero de 1985 hasta 1989 el Campo San Alberto fue inaccesible debido a lluvias 
intensas que destruyeron el camino de acceso al campo. 


Para la arenisca Miller se tuvo una producción acumulada de 669.868 barriles de petróleo 
y pequeñas cantidades de gas, durante el periodo comprendido entre el año 1967 a 1995. 
Ver Anexo No 1. 


) PEROCONSULT dc 
3 E? CONSULTORIA Y SERVICIOS PETROLEROS 


PRODUCCION DE YPFB 
ARENISCA MILLER 
GESTIONES 1967-1995 


PRODUCCION ANUAL PRODUCCION ANUAL 
PETROLEO] GAS | AGUA | PETROLEO| GAS [| AGUA | 
AAA A 


aja 


Fuente: Informes Anuales de la Gerencia de Producción del Distrito Sur de YPFB y otros 
Nota: En enero de 1985 las lluvias destruyeron el camino de acceso al campo 
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ANEXO No 2 


HISTORIAL DE CAUDAL DE PRODUCCION 
CAMPO SAN ALBERTO 
RESERVORIO MILLER 


3 
o 
- 
Q 
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: 
3 
> 
S 


7172737475787778 798081 82 83 24 85 88 87 88 89 90 91 92 93 94 95 96 97 98 
TIEMPO (años) 


Qo(bbl/d) QgíMpcid) — * Qa(bbidi) 


Durante la vigencia del Contrato de Riesgo Compartido, Petrobrás como Operador inicia 
su actividad en el Campo San Alberto en diciembre de 2000, mediante la profundización 
del pozo SAL-X9 y perforación de los pozos exploratorios SAL-X10, SAL-X11 y SAL-X12. 


POZOS PRODUCTORES 
El Campo, cuenta con 6 pozos productores de los cuales 4 son exploratorios y 2 de 
desarrollo. Las areniscas productoras son: Huamampampa (4 niveles), Icla y Santa Rosa. 


El inicio de producción de cada pozo son las siguientes: 


TABLA. 14: INICIO DE PRODUCCION POR POZO 


POZO FECHA DE INICIO 
SAL-X9 sep-01 
SAL-X10 feb-01 
SAL-X11 dic-00 
SAL-X12 may-01 
SAL-13 abr-02 
SAL-14 nov-04 


La producción por pozo a abril de 2006, (fecha final de auditoría) fue la siguiente: 
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TABLA |. 15: PRODUCCIÓN TOTAL POR POZO - ABRIL 2006 


ACUMULADOS 
PET GAS 
MPC 


SAL-X09 472,432 519,667 | 23,446,149 
SAL-X10 2,233,038 1,951,010 | 90,970,689 
SAL-X11 2,006,661 1,198,894 | 69,349,001 
SAL-X12 1,636,908 | 84,443,945 
SAL-13 53,143 | 2,997,099 1,558,363 | 85,175,707 
SAL-14 43,321 2,141,823 598,324 | 29,701,383 


TOTALES 186,239 | 9,851,054 | 11,235 7,463,167 | 383,086,873 | 513,72 
Nota: Fuente: CPR-04 de Petrobras 


TABLA |. 16: PRODUCCIÓN DÍA POR POZO - ABRIL-2006 


ACUMULADOS 


AA 
| PET | GAS | AGUA | | Per | GAS | AGUA 
BBL 


24,936 
110,204 
128,251 
sarxiz | | | | | | 11636908 |84443945| 104,855 
114,144 
[SaL-14 | 720 | +44 | 71389 | 68 | 534 | so8324 [20,701,888] 31,33 


¡TOTALES | | 6208 | 328,368 | 375 | | 7,463,167 |383,086,873| 513,72 


Nota: Fuente: CPR-04 de Petrobras 


PROCESOS DE PLANTA 


Inicialmente se instaló una planta de gas de 6.6 MMmcd que entró en marcha el 8 de 
Enero de 2001 (Fase l) y para incrementar su capacidad de proceso se instaló en paralelo 
otra planta (Fase ll) a fines de 2001 (con características similares a la primera). El gas 
producido por el campo San Alberto, contiene agua, dióxido de carbono y mercurio, en 
una proporción superior a las especificaciones de venta de gas a Brasil y a la Argentina. 


Para eliminar las impuresas se cuenta con los siguientes procesos: 


e Deshidratación. Eliminación del contenido de agua mediante la inyección en línea 
de un deshidratante (Mono-Etilen-Glicol). 
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e Endulzamiento. Eliminación de CO con aminas que luego son regeneradas El 
contenido de CO, en gas de entrada es de 3.1% y en el gas de venta es 1.99%. 


e Eliminación de mercurio. La Unidad de Remoción de Contaminantes (URC) 
cuenta con un Filtro de sólidos coalescente, intercambiadores de calor, reactor de 
tres lechos. El contrato de compra/venta de gas a Brasil establece en la claúsula 
8?, numeral 8.3.7, un contenido máximo de mercurio en el gas de ventas de 0.6 
microgramos/m?. 


. Refrigeración (ajuste de Dew Point). Para ajustar el punto de rocío a las 
especificaciones de contrato de compra/venta, se emplean propano y compresores 
Frick. 


e Estabilización de condensado. Las gasolinas, condensado (55-60 *API), gas y 
glicol ingresan al tanque de flasheo. La gasolina va a reflujo de la torre contactora, 
el condensado a la parte media (20 platos). 


e Planta de agua para inyección a pozos. El agua es tratada mediante el uso de 
floculante, secuestrador de O» y bactericida. El agua es inyectada a 760 psi a 
cuatro pozos: SAL-3, SAL-6, SAL-7 y SAL-8, que alternan uno por día. 


CALIDAD DE GAS DE EXPORTACION 


El alto contenido de propanos y butanos (GLP) del gas de venta, eleva el punto de rocío 
de los hidrocarburos por encima de los 32 *F que es el valor máximo fijado en la claúsula 
8?, numeral 8.2.2, del contrato de compra/venta de gas a Brasil y su poder calorífico por 
encima de 1.034 BTU/MPC (9.200Kcal/m?*) que fija la claúsula 82, numeral 8.1.1, de dicho 
contrato, debido a que no cuenta con una planta de GLP. A la fecha, San Alberto entrega 
el gas de venta a dos gasoductos: YPFB Transportes y Transierra. 
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FIGURA |. 11: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
(Dic/2000 — Jun/2011) 
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FIGURA |. 12: LIQUIDOS ENTREGADOS 


CAMPO SAN ALBERTO 
CONDENSADO Y GASOL. NAT. ENTREGADOS 


a AN 


m 
ES] 
2] 


m 
= 
=) 


o 
=) 


COND. Y GASOL. NAT. ENTREGADOS (MBBL) . 


ar 
2] 


A 2 A A 2 A A 2 A A 2 A 
PORO OO RN OO IO 
2003 2004 2005 


Página 35 


Campos Mayores Geología y Reservas MHE - Cooperación Canadiense | 


FIGURA 1.13: GAS DE VENTA 
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FIGURA |. 14: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 
(Dic/2000 — Jun/2011) 
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INFRAESTRUCTURA DE PRODUCCION - PLANTAS, DUCTOS 


FIGURA l. 15: FACILIDADES DE CAMPO 


El Sistema de Inyección de Agua está constituido por los siguientes equipos : 


e Tanque Pulmón de Agua Tratada TK-601B, capacidad 10,000 Bbls, acumula el 
agua tratada transferida con las bombas P-2956 AJB. 


Bombas Booster P-2984 A/B , succionan el agua tratada del TK-601B y la 
impulsan a través de los filtros de cartucho F-2985 A/B alimentando las bombas 
principales de inyección P-2983A/B, 

Filtros de Cartucho F-2985 A/JB, filtran el agua previa a su inyección. 


Bombas de Inyección P-2983 A/B . inyectan el agua a los pozos sumideros. 


Manifold de Inyección de Agua, en planchada del Sal-X09, para distribuir el agua 
hacia los tres pozos sumideros. 


Pozos Sumideros : Sal-3, Sal-6 y Sal-7, receptores del agua de inyección. 


2. DIAGRAMA DE FLUJO 
El diagrama de flujo del proceso de tratamiento e Inyección del agua a los pozos 


sumideros del Campo San Alberto, es el siguiente : 


ABM-2000 
pa 
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FIGURA |. 16: DIAGRAMA DE PROCESOS 
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FIGURA |. 17: CONTENIDO DE MERCURIO 


pe PETROBRAS 


do UN : 
BOLIVIA S.A. Dz Santiago Barja A Edmundo Majluf Fecha: 08/09/06 


INFORMACION CONTENIDO DE MERCURIO EN PGSAL 


La información referente al mercurio en Planta de Gas San Alberto es la siguiente : 
1. ¿ COMO Y CUANDO SE DETECTO ? 


Durante el paro total de Planta programado, en fecha 01-Septiembre-2003 en Fase 2 
se procedió a destapar el filtro final F-2101 de gas de venta para realizar el cambio 
ce los elementos filtrantes. al retirar la tapa del filtro se observó la presencia de 
mercurio liquido en la parte superior de las tapas de los elementos filtrantes (Fotosi. 


Cambió los cartuchos ñltrantes utilizando los EPPs adecuados. colocó los cartuchos 
contaminados en bolsas plásticas, depositó en turriles cerrados e identificados y 
almacenó en contenedor para su posterior disposición definitiva (Fotos). 


2. ¿ QUE UNIDADES FUERON DAÑADAS ? 


No se dañó ningún equipo de proceso, 


3. ANALISIS EFECTUADOS ANTES Y DESPUES DE INSTALAR PROCESO DE 
REMOCION DE MERCURIO 


Laboratonos IFSA MAR realizó análisis de concentración de mercurio en gas, 
líquicos y sólidos antes y después de instalar la Unidac de Remoción de 
Contaminantes (URC). Los resultados se muestran en las planillas adjuntas 
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RESERVAS 


La presente memoria, revisa el método de balance de materia, además de verificar las 
cifras de reservas desde el punto de vista volumétrico. 


En cuanto a las mediciones de presión, en algunos casos se disponía de mediciones de 
dos o más reservorios en conjunto, pero también existían mediciones individuales que 
permitieron efectuar los cálculos respectivos. Los 4 reservorios de la formación 
Huamampampa, fueron evaluados mediante mediciones que proporcionan una clara 
alineación, hasta el presente, los reservorios tiene un comportamiento esencialmente 
volumétrico (sin empuje de agua). 


Los reservorios de las formaciones Icla y Santa Rosa, especialmente esta última, 
muestran también dicha alineación, aunque las mediciones son menos confiables por 
haber sido tomadas en conjunto con otros reservorios. 


En cuanto a los resultados, se vió que las reservas calculadas por DG8¿M son 


relativamente optimistas y superiores a las calculadas con porosidad y saturaciones 
ELAN. 


También se efectuaron corridas de proyección de la producción “Gas Deliverability” en 
base a la capacidad real de producción de los pozos. 


TABLA |. 17: CAMPO SAN ALBERTO RESERVAS REMANENTES DE GAS 


RESERVAS VOLUMETRICAS GAS DE SEPARADOR 
CAMPO RESERVORIO psi FR RES.ORIG oe his 
TCF TCF TCF TCF 
SAN ALBERTO | HUAMAMPAMPA | 5,69 | 0,56 | 3,1864 0,294 2,8924 
SAN ALBERTO ICLA 0,612 [0,546 | 0,334152 0,0585 0,275652 
SAN ALBERTO | SANTAROSA | 2,46 0546 134316 0,0496 1,29356 
SAN ALBERTO TOTAL 8,762 4,863712 | 0,4021 4,461612 


TABLA |. 18: CAMPO SAN ALBERTO RESERVAS REMANENTES DE PETROLEO 


RESERVAS VOLUMETRICAS PETROLEO / CONDENSADO 
VOL. IN | yoL.REC. | PROD ACUM | RES. ABR.06 
CAMPO RESERVORIO SITU 
MMBBLS | MMBBLS MMBBLS MMBBLS 
SAN ALBERTO. | HUAMAMPAMPA | 126,3 57,5 7,828 49,672 
SAN ALBERTO ICLA 10,8 3,2 1,229 1,971 
SAN ALBERTO SANTA ROSA 23,9 7,2 0,589 6,611 
SAN ALBERTO TOTAL 161 67,9 9,646 58,254 


Nota: La producción acumulada que se muestra corresponde a abril 2006. 
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UBICACIÓN DEL CAMPO SAN ALBERTO 
FIGURA |. 18 UBICACIÓN GENERAL DE LOS MEGA CAMPOS 
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El campo San Alberto está ubicado en una estructura que sobrepasa el límite con la 
República Argentina, al sur-este de la República de Bolivia, en el Departamento de Tarija, 
a 440 km. de la ciudad de Santa Cruz. 


FORMACIÓN HUAMAMPAMPA 


DGé8M considera que la formación Huamampampa tiene 3 cuerpos denominados H1, H2 
y H3. El H1 fue penetrado por el pozo SAL-X9 (perforado por YPFB entre 1988 y1989) a 
la profundidad de 2938 mbnm con 13.5 m de espesor neto. Este pozo también encontró el 
H2 y lo penetró en parte. En las pruebas de flujo efectuadas en abril de 1992, con choke 
24/64” ambos niveles en conjunto dieron 6.8 MMpcd con una RGC (relación 
gas/condensado) de 40.5 Mpc/bbl. 


El pozo SAL-X10 perforado por Petrobras encontró los niveles H1, H2 y H3, estos dos 
últimos mucho más limpios que el H1 y cuyo tope fue encontrado a 2768 mbnm. El pozo 
SAL-X10 también penetró las Formaciones productoras del Icla y Sta Rosa. Los pozos 
SAL-X11, SAL-X12, SAL-13 y SAL-14 penetraron también los 3. niveles de 
Huamampampa, encontrándose todos ellos en producción. 
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TABLA |. 19: CARACTERISTICAS HMP 


FORMACIÓN ICLA 


HUAMAMPAMPA TOTAL 

Valor Unidad La formación Icla está conformada por 
Vol. roca 15121806 | acres.pie areniscas arcillosas intercaladas por lutitas, 
Vol. oral 431.929 ste que en un principio no fueron consideradas 
- : como productoras de gas. La estructura de 
Pi 7193 psi Icla muestra conformidad con Huamampampa. 
Ti 268 *F Fue encontrada por el SAL-10, estando el tope 
Bai 0.0033033 | pcr/pcs | el llamado Ciclo | a la profundidad de 3102 
Resara mbnm, sin embargo este nivel no fue probado 
—— en este pozo, por lo cual sus reservas eran 

Probada in situ__| 5,70E+17 | PCS | consideradas como probables. 

F.Rec DGEM 0.661 

Recuperable 3,76E+17 PCS La siguiente tabla muestra valores del informe 


de DG8£M 2004. 
Elaboración: PETROCONSULT 


TABLA |. 20: PROPIEDADES - ICLA 


SAL-130) 
2 


E 


Los valores ponderados de porosidad y saturación de agua son 3.7662% y 39.818% 
respectivamente, con los cuales se efectúa el cálculo de la reserva in situ probada con los 
datos de volumen de roca que presenta DGáM. 


TABLA |. 21: CARACTERISTICAS- ICLA 


¡EA RESERVORIO SANTA ROSA 

Vol. roca 2059452 acres. Pie 
Vol. poral 46,680 acre.pie Al igual que las formaciones Huamampampa e 
Pi= 7250 psi Icla, los reservorios de la formación Santa 
Ti = 276 oF Rosa se ubican en el bloque bajo (con 
Bai = 0.003322 per/pos respecto a la falla San Antonio) de la 
Rasarva estructura del anticlinal San Alberto, cerrando 
Probada in situ = | 6:12E+ 11 PCS al este por una falla longitudinal, mientras que 
ERE DGSM al norte, sud y oeste cierra por buzamiento. El 

nO pó AB0S pozo SAL-10 descubrió este reservorio, 
Recuperable 4.19E+11 PCS estando su tope en — 3751.1 m. 


La verificación de la reserva es la siguiente: 
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TABLA |. 22: CARACTERISTICAS 


SANTA ROSA 
SANTA ROSA La reserva in situ calculada por DG8M ascendía 
a 3.061 TCF, en este caso también superior a la 
Melrose o establecida con los datos ELAN. 
Vol. poral 190,417 acre.pie 
Pi = 7413 psi BALANCE DE MATERIALES 
Ti = 299 oF o 
Bgi = 0.003377 per/pos El campo San Alberto, al 2006 tenia un historial 
Rasarva de producción de 5 años, por lo cual resultaba 
Probada in situ = | 246E+ 12 PCS factible la aplicación de dicho historial 
conjuntamente el control de las presiones de 
Fc DAM CABBS reservorio, para efectuar un balance de 
Recuperable 1.68E+12 PCS materiales que proporcione una cifra de reserva 


probada desarrollada. No se evidenció en ese tiempo, síntomas de un acuífero activo. El 
reservorio Santa Rosa en el pozo SAL-13 acusó un incremento de producción de agua, 
por lo cual fue aislado con un tapón. 


TABLA |. 23: PRESIONES AL NIVEL DE DATUM - HUAMAMPAMPA 


E] DATUM -3687.21 A 


FECHA En 


-2982.2 


Elaboración RT, Petroconsult 


ANALISIS P/Z 


Con el objeto de averiguar el comportamiento del reservorio Huamampampa, se graficó la 
evolución de la relación P/z y producción acumulada, la misma que puede apreciarse a 
continuación. En un reservorio volumétrico esta grafica debe ser una línea recta, en caso 
de observarse un mantenimiento de presión, se tendría un empuje de agua marginal. 


En la grafica P/z relacionada con la producción acumulada, puede observarse una 
interesante linearidad que despeja toda duda sobre un posible mantenimiento de presión 
o sea que si existe, aún no se ha manifestado. 
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FIGURA |. 19: EVOLUCION P/Z vs Gp - HUAMAMP AMPA 
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La tabla de datos que se muestra a continuación incluye dos mediciones de la presión 
inicial, dos puntos en 2003, tres en 2005 y uno en 2006. Los valores de z fueron 
calculados mediante la correlación de Dranchuk, Purvis y Robinson. 


TABLA |. 24: PRESIONES AL NIVEL DE DATUM - HUAMAMPAMPA 


Pal Q Acc. 
POZO | FECHA Datum Z P/Z MMcf 


SAL-9 | ene-90 | 7165.4 | 1.198.163 | 5980.31 0 

SAL-11 | nov-90 | 7189.3 | 1.195.296 | 6014.65 0 

SAL-9 | sep-03 | 6829.7 | 1.166.479 | 5854.93 | 102053 
SAL-13 | sep-03 | 6886.3 1,1707 | 5882.18 | 102053 
SAL-9 | feb-05 | 6713.8 | 1.156.547 | 5805.08 | 177435 
SAL-13 | feb-05 | 6695.3 | 1.156.547 | 5796.01 | 177435 
SAL-14 | feb-05 | 6681.5 | 1.155.151 | 5784.09 | 177435 
SAL-9 | jun-06 | 6401.0 | 1.130.407 | 5662.55 | 294015 


BALANCE DE MATERIALES RESERVORIO SANTA ROSA 


La reserva probada del reservorio Santa Rosa se ha calculado en base al gráfico de P/z 
con dos puntos de presión en el pozo SAL-11 el 26 de septiembre del 2003 y en el SAL- 
12 en junio del 2006. Estando ambos alineados, se puede suponer que el reservorio es 
volumétrico o que en una primera fase de producción la presión no ha sido afectada por el 
avance del acuífero. El cálculo se ha efectuado por extrapolación de la recta, resultando 
un valor de Gi igual a 0.63 TCF in situ. Si se considera un factor de recuperación de 0.66, 
la reserva probada sería de 0.41 TCF. El informe de De Goyler establece una reserva 
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probada desarrollada de 0.471 TCF, además de una presión medida en septiembre del 03 
y corregida al nivel de datum del reservorio. 


FIGURA |. 20: EVOLUCION P/Z vs Gp - SANTA ROSA 
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FIGURA |. 21: PRONOSTICO DE PRODUCCION - HUAMAMPAMPA 
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PROYECCION TOTAL CAMPO SAN ALBERTO 


Se ha efectuado una aproximación de la capacidad de entrega de gas del campo en su 
conjunto, con los pozos productores al 2006. El caudal producido en el campo alcanzaba 
los 10,000 MMpc por mes o sea 120,000 MMpc por año. Para simular esta producción se 
incrementó el valor de la constante C a un valor de 0.035, siendo el gas in situ la suma 
obtenida mediante balance de materiales: 


Nivel Reservas (TCF) 
Huamampampa 5.448 
Icla 0.664 
Santa Rosa 0.8505 
Total (In Situ) 6.9425 
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Según se observa en el cuadro siguiente, la recuperación total alcanza a 3.05 TCF en los 
40 años, mas 52.39 millones de barriles de condensado. El porcentaje de recuperación en 
ese lapso de tiempo alcanzaría por lo tanto al 44% del gas in situ. El pronóstico de DG8M 
solo abarca 5 años, ya que iniciaba el 2005, con 9000 MMpc por mes hasta el 2009. 


FIGURA |. 22: PRONOSTICO DE PRODUCCION DE GAS 
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RECUPERACIONES OBTENIDAS POR BALANCE DE MATERIALES. 


A continuación se muestra un resumen de los resultados obtenidos mediante la planilla de 
Capacidad de Entrega de Gas “Gas Deliverability”. 


TABLA |. 25: CAPACIDAD DE ENTREGA 


Gi Gp Cond. |FR gas | P. Final 


Corrida Nombre N* pozos (TCF) | (TCF) | (MMbbI) (9%) (psia) 
1 Huamampampa 6 5.4 2.39 44.16 44 3186 
2 Campo San Alberto 6 6.94 | 3.05 52.39 43.9 3192 
3 Campo San Alberto 10 6.94 3.9 60 56 2435 
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FIGURA |. 23: MAPA ESTRUCTURAL 
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Como puede verse, la recuperación máxima a ser obtenida en los 40 años es de 56%, 
puede ser que elevando más aún la productividad mediante pozos horizontales se logre 
obtener el 66 % que indicaba DG8M. 
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FIGURA |. 24: SECCION LONGITUDINAL 
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PRODUCTIVIDAD DEL CAMPO SAN ALBERTO 


El campo San Alberto inició su producción en Enero del 2001, llegando a 4000 MMpc/mes 
a fines de dicho año con el aporte de los pozos SAL-10 y SAL-11, luego se incorporaron 
sucesivamente el SAL-12, SAL-9, SAL-13 y el SAL-14 (Noviembre de 2004), alcanzando 
en junio de 2006 una producción de 10,000 MMpc/mes. En cuanto a la producción de 
condensado, el campo comenzó con una RGC de 50000 pc/bbl, habiendo evolucionado 
hasta aproximadamente 55000 pc/bbl. Al 2006, el campo producía condensado de 50-53 
“API a razón de 180,000 bbl/mes. En cuanto al agua, el campo producía alrededor de 
12,000 bbl/mes, con una relación agua/gas constante de alrededor de 1.2 bbls/MMpc, 
presumiblemente en su mayor parte agua de condensación. 
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FIGURA |. 25: PRODUCCION DE GAS 
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FIGURA |. 26: PRODUCCION DE CONDENSADO 
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RESERVORIO HUAMAMPAMP A 


El principal nivel productor del campo, es el reservorio Huamampampa. La producción 
proveniente de Huamampampa representa aproximadamente el 75% de la producción 
total de gas del campo. Es el único reservorio que tiene 2 pozos (SAL-9 y el SAL-14) que 
producen exclusivamente de esta arena. En cuanto a la producción de condensado tenía 
un rendimiento de 22 bbl/MMpc con un total asignado de 145,000 bbl/mes. 


Página 49 


Campos Grandes Geología y Reservas MHE - Cooperación Canadiense | 


RESERVORIO ICLA 
El reservorio Icla es producido a través de los pozos SAL-10, SAL-13, SAL-11 y SAL-12, 
por medio de pruebas de flujo PLT se le asignó una producción de 1400 MMpc/mes con 
un rendimiento de condensado de 17 bbl/MMpc. 


FIGURA |. 27: PRODUCCION DE GAS - ICLA 
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RESERVORIO SANTA ROSA 


Los fluidos de este reservorio son producidos de los pozos SAL- 1 y SAL- 2. También del 
SAL-13 hasta fines del 2005, pero fue aislado con un tapón debido al bajo rendimiento de 
condensado y al incremento de agua que hizó presumir su proximidad con el acuífero. Su 
rendimiento, al 2006 fue de 9 bbl/MMpc. 
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FIGURA |. 28: PRODUCCION DE CONDENSADO Y AGUA - SANTA ROSA 
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FIGURA |. 29: PRODUCCION DE GAS - SANTA ROSA 
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POZO SAL-13 


Este pozo inició producción de los niveles Huamampampa y Santa Rosa en agosto 2002. 
En febrero del 2003 se notó un fuerte incremento en la relación agua/gas desde 4 a 10 
bbl/MMpc. En agosto 2003, Santa Rosa fue aislada con tapón y la formación Icla fue 
abierta, como se observa en los gráficos a continuación: 


FIGURA |. 30: PRODUCCION DE GAS POR RESERVORIO 


SAL-13 Producción de Gas 


3000000 


2500000 


2000000 —1— HUAMAMPAMPA 
—$— STA. ROSA 
—=4— ICLA 


1500000 


1000000 


500000 


10) 
o So o > » CO LD o 
Y S S S 
ES OS o SÁ OS) ol S RS y S 


RIRIASASIRA SRA 


FIGURA |. 31: EVOLUACION DE LA RELACION AGUA/GAS POR RESERVORIO 
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BLOQUE SAN ANTONIO 


CAMPO SABALO 
INTRODUCCION 


El 22 de abril de 1996 se rúbrica un contrato de asociación petrolífera entre YPFB (50%) y 
Petrobras (50%), para la exploración y producción de hidrocarburos en el denominado 
Bloque San Antonio, dentro del cual se ubica el Anticlinal de San Antonio y donde en 1998 
se perforó el SBL-X1 que fue descubridor del Campo Sábalo. El 29 de julio de 1996 se 
suscribió un contrato de conversión al régimen de Riesgo Compartido. 


El 10 de octubre de 1996 se constituye como fecha efectiva de la migración del contrato 
de asociación inicialmente firmado a un contrato de riesgo compartido, modificandose la 
participación accionaria de la manera siguiente: Andina S.A. con el 50% de las acciones, 
Petrobras operador del Bloque con el 35% y Total Fina Elf con el 15 % restante. 


Al 2006 se tenían 5 pozos productores, uno listo para entrar en producción y uno en etapa 
de perforación, además de una capacidad de planta instalada de 670 MMpca. 


En base a la información obtenida en el proceso de auditoría, más algunos datos 
actualizados, se presenta una descripción de las características geológicas del Campo, 
las operaciones de perforación realizadas, la producción del campo y las reservas 
estimadas. 


UBICACION 


El bloque San Antonio se encuentra morfológicamente en el Subandino Sur y ubicado en 
la Provincia Gran Chaco del Departamento de Tarija, aproximadamente a 20 Km al oeste 
de la ciudad de Villamontes. 


Esta situado en la área tradicional de exploración y explotación de petróleo y gas, tiene 
una extensión original de 13.78 parcelas, equivalentes a 34450 Has. 


FIGURA |. 32: UBICACIÓN DE LOS BLOQUES DE PETROBRAS 


| — A y 2 


y 
a 


156] mi a ' 13 
M3 LO 410) 
Mar 


Página 53 


Campos Grandes Geología y Reservas MHE - Cooperación Canadiense | 


HISTORIA EXPLORATORIA 


El Bloque San Antonio, asi como zonas vecinas, han sido estudiadas con fines petroleros 
por geólogos de la empresa Standard Oíl, destacándose entre ellos: W.H. Gallaher 
(1928), “Informes 68 y 76 de la Standard Oíl Company of Bolivia”. F.A. Sutton (1933), 
“Report Geología and Oil Possibility of the San Antonio Range, Quebrada Tatí to 
Pilcomayo River”. 


Posteriormente geólogos de YPFB, inician trabajos de prospección superficial 
sistemáticamente. H.H. Lohman (1963), concreta el “Informe sobre la geología y las 
posibilidades petrolíferas del Anticlinal Valverde (San Antonio), a los dos lados del Río 
Pilcomayo”. 


Esta misma empresa en diferentes años (1987), realiza estudios geológicos definiendo 
varias culminaciones someras como Cuesta Vieja, Valverde y Salvación. 


YPFB inició la construcción del camino de acceso para la perforación de un pozo 
exploratorio en la culminación de Salvación, con fines de investigar los reservorios de las 
formaciones Huamampampa e Icla, productoras de gas y petróleo, en el vecino campo de 
Caigua. Por razones desconocidas el proyecto se paralizó. 


En 1989, se define la culminación septentrional de Tiyaguacua, completando el 
relevamiento geológico de la Serranía de San Antonio. 


A partir de 1997, Petrobras Bolivia S.A. se encarga de realizar un programa exploratorio 
sistemático, con la confeccion de mapas geológicos de superficie, adquisición de datos 
sísmicos 2D y la perforación del pozo SBL-X1. 


GEOLOGIA DEL AREA 


Regionalmente, la Serranía de San Antonio es parte de la faja plegada y fallada superficial 
de edad Cenozoica, la cual modeló sobre una cuenca Paleozoica, el gran saliente 
topográfico Boliviano. La estructura del Campo de Sábalo es muy nueva, probablemente 
no más antigua que 3-2 M.a. (Plioceno). 


Varios eventos geológicos estuvieran presentes en el área. Desde el Cámbrico, la región 
Occidental del territorio Boliviano tuvo muchas fases de subsidencia/sedimentación y de 
solevantamiento, incluyendo rift/post rift, antepaís e intracratónico. 


La secuencia estratigráfica presente en el Subandino Sur de Bolivia, incluye rocas de 
edad Silúrica hasta el Sistema Terciario Superior, y donde participa el blque San Antonio, 
conforme se representa en la columna estratigráfica generalizada mostrada en la Figura 
1.33. 
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FIGURA |. 33: COLUMNA ESTRATIGRAFICA GENERALIZADA 


FORMATION |LITHOLOGY 


EMBOROZU y 


2 


GUANDACAY 


TARIQUIA 


UA 


ICHOA 


CASTELLON 


TAPECUA 
TO ENTRERIOS 


TACURU | L. CHACO | UPPER CHACO Po, 
e) 


VITIACUA 


: 
2 


lo] 


! : 
AS 


SANTA ROSA 


GUAYABILLAS(Tarabuco) 


KIRUSILLAS 


CIENEGUI 
ISCAYACHI 


% 
x 
E 
ES 
== 
[) 
S 
cr O 
5 
3| |É 
o AS 
y ren E 
> 
í 
a 
Z 
ol 
=] 
174) 


Página 55 


Campos Grandes Geología y Reservas MHE - Cooperación Canadiense | 


Cortes estructurales regionales, como el que se observa en la Figura 1.34, muestran un 
estilo estructural de tipo thin skin donde la superficie de despegue principal está ubicada 
cerca de la discordancia asociada a la Orogenia Ocloyca. Las principales estructuras 
anticlinales, entre ellas la del Campo Sábalo, pueden ser interpretadas utilizando un 
modelo de propagación de fallas. En términos de comportamiento geológico, dos 
paquetes arcillosos principales, el intervalo Kirusillas/Tarabuco y la Fm. Los Monos, 
representan los intervalos dúctiles, mientras que el intervalo Huamampampa/Icla y toda la 
secuencia superior del Tope del Los Monos se comportan como rígidos. Por razones de 
simplificación se considera que el sistema doble Kirusillas/Tarabuco y Los Monos 
representan las principales zonas de detachmen!t. 


En la Figura 1.35, se muestra el mapa geológico de superficie del Campo Sábalo y zonas 
adyacentes y juntamente las líneas sísmicas registradas, fueron las bases para la 
interpretación de la estructura anticlinal de Sabalo. 


FIGURA |. 35: MAPA GEÓLOGICO 
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EXPLORACION 


Petrobras Bolivia, inicio la fase de exploración con la adquisición de 219,3 Km de datos 
sísmicos 2D (Figuras 1.36 y 1.35) y un relevamiento geológico de toda la estructura. La 
interpretación e integración de estos datos dió como resultado la perforación del pozo 
SBL-X1 a fines de Noviembre de 1998, alcanzando una profundidad final de 4443 m. y 
resultando descubridor de las acumulaciones comerciales de gas y condensado en 
reservorios de las Fms. Huamampampa e lIcla, después de atravesar una columna 
estratigráfica iniciada en rocas carboníferas de la Fm. Tarija y concluida en la Fm. Icla. 


Posteriormente se realizó una nueva campaña sísmica del tipo 2D de 51 Km a fines del 
año 1999, que con procesamiento e interpretación geológica-geofísica permitió definir la 
ubicación del pozo exploratorio SBL-X2 


El pozo SBL-X2, que alcanzó una profundidad final de 5264 m, confirmó la continuidad de 
la estructura y los reservorios de las Fms. Huamampampa e Icla hacia el Sur del pozo 
SBL-X1. Adicionalmente descubrió gas en la Fm. Santa Rosa, incorporando nuevos 
volúmenes de reservas. 


Simultáneamente a la perforación del pozo SBL-X2, durante la gestión 2001 se realizó 
una campaña de sísmica 2D de 225 km. La interpretación de esta sísmica, más la 
información geológica brindada por la perforación de los pozos SBL-X1 y SBL-X2, definió 
la ubicación y el diseño de los pozos SBL-X3 y SBL-X4. 


El pozo SBL-X3, ubicado en una posición intermedia entre el SBL-X1 y SBL-X2, fue 
programado inicialmente con el fin de producir las reservas existentes en las Fms. 
Huamampampa, Icla y Santa Rosa. Luego de iniciada la perforación se cambio el 
proyecto con el cual se estableció que mediante un pozo direccional de alto ángulo se 
investigaria los reservorios HO, H1, H2 y H3 de la Fm. Huamampampa, asi como la zona 
inferior H4 (SBL-X3D) mediante navegación con perforación subhorizontal y en dirección 
paralela al eje de la estructura. 


En ese sentido fueron necesarios análisis de estabilidad del pozo y densidad de lodo 
requerida para la perforación. Los resultados de este análisis mostraron que con un lodo 
de 14 lpg era posible perforar de manera segura. Se perforaron 555 m dentro del 
reservorio H4, alcanzando una profundidad final de 4159 m., con un ángulo vertical de 
82,4”. 


Posteriormente y también con el objetivo de producir las reservas de hidrocarburos 
gaseosos de las Fms. Huamampampa, Icla y Santa Rosa se programó la perforación del 
pozo SBL-X4. Este sondeo está ubicado a orillas del Río Pilcomayo, a unos 4,4 Km en 
dirección N 12* del pozo SBL-X1. 


Originalmente se programó un pozo de 4681 m, que debería alcanzar la Fm. Santa Rosa, 
sin embargo en el transcurso de la perforación el objetivo fue cambiado y solamente se 
investigaría los reservorios de la Fm. Huamampampa con un pozo direccional de alto 
ángulo. El pozo SBL-X4D, se perforó a partir del pozo SBL-X4 con un KOP a los 3157 m 
(Fm. Los Monos) con un azimut de 357.4 y finalizó a los 4260 m, habiendo atravesado de 
manera sub horizontal 610.8 m del reservorio H4. 
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En la Tabla 1.26, se detallan las coordenadas y profundidad final de los pozos, en la Tabla 
1,27, se muestra los tiempos de perforación y en la Tabla 1.28, se puede observar el costo 
del metro perforado de los dos pozos verticales. 


TABLA |. 26: CAMPO SABALO, COORDENADAS Y PROFUNDIDAD FINAL 


SBL-X1 


SBL-X 


SBL-X 


SBL-X4 


SBL-5 


SBL-7 


SBL-8 


py | | 
433230.5 7648567.8 826.0 


2 430935.7 7640912.3 901.3 
3 432642.9 7644492.0 856.6 4159.0 


TABLA |. 27 TIEMPOS DE PERFORACION 


TIEMPOS DE PERFORACIÓN 
POZO INICIO | CONCLUSIÓN DÍAS DE 
PERFORACIÓN | PERFORACIÓN | PERFORACIÓN 
SBL-X1 28/11/1998 30/12/1999 397 
SBL-X2 10/09/2000 01/12/2001 447 
SBL-X3 10/12/2001 22/04/2002 133 
SBL-X3D 13/05/2002 26/08/2002 105 
SBL-X4 09/03/2002 12/09/2002 187 
SBL-X4D 15/09/2002 23/12/2002 99 
TABLA l. 28 COSTOS DE PERFORACION 
COSTO DE PERFORACIÓN 
COSTO DE 

POZO | PROFUNDIDAD PERFORACIÓN |COSTO METRO DE 

FINAL (mbbp) ($us).- PERFORACIÓN $us 
SBL-X1 4.443 31.407.940 7.069 
SBL-X2 5.264 39.645.396 7.531 
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FIGURA |. 36: MAPA BASE DE SISMICA Y POZOS 


PERFORACION DE POZOS EXPLORATORIOS 


En el campo Sábalo, con la perforación de los 4 pozos de exploración y uno de desarrollo 
hasta el año 2006, se obtuvo información completa sobre la estratigrafía y las 
características estructurales dominantes en el subsuelo profundo, en el que a diferentes 
profundidades se encuentran distribuidos los múltiples reservorios de las Fms. 
Huamampampa, Icla y Santa Rosa, con importantes reservas de gas-condensado y que 
originan el campo grande “Sábalo”. Regionalmente estos campos conforman una sola 
estructura de dimensiones gigantes, se inicia en el Norte de la Republica Argentina con la 
denominación de campo MACUETA, continuando en Bolivia, con el campo SAN 
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ALBERTO-ITAU, que mediante una disposición estructural en echelon hacia el norte se 
vincula con el campo SABALO. 


Los múltiples reservorios de los campos San Alberto y Sábalo, de acuerdo a la diagrafía 
de los registros eléctricos, tienen mucha similitud, efecto causado por las propiedades 
petrofísicas comunes y que facilitan las correlaciones estratigráficas. En tal sentido tienen 
los mismos nombres (Huamampampa; HO, H1, H2, H3 y HA. Icla: 11, 12 e | Inferior, Santa 
Rosa: SR1, SR2 y SR3). 


La configuración del campo Sábalo en profundidad, se visualiza en el mapa estructural al 
tope de la Fm. Huamampampa, en el cual están ubicados los pozos con sus respectivos 
valores estructurales, Figura 1.37. 


FIGURA |. 37: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DE LA FORMACIÓN 
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En el campo Sábalo finalizado el período de perforación exploratoria, actualmente se 
ejecuta la fase de explotación del campo con la perforación de pozos de desarrollo. 
Adicionalmente, en los pozos perforados se tomaron testigos de fondo de pozo que fueron 
exhaustivamente analizados en laboratorios especializados (Figura 1.38) de manera que 
se puedan obtener valores sobre las características petrofísicas de los reservorios y que 
son parámetros valiosos para calibrar los registros eléctricos. 


FIGURA |. 38: RESTAURACION DE LA POSICION DEL TESTIGO 3 EN EL POZO 
SBL-X3 
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POZO SABALO-X1 (SBL-X1) 


El pozo exploratorio, fue programado para alcanzar la profundidad final de 3850 m, o 
alternativamente 5050 m, para investigar estratos arenosos de las Fms. Huamampampa, 
Icla y Santa Rosa. 


La perforación se inició el 28 de noviembre de 1998 y alcanzó su profundidad final en 
4443 m. el 11 de diciembre de 1999, siendo clasificado como descubridor de nuevo 
campo (B3) de gas y condensado en los reservorios de las Fms. Huamampampa e lcla. 
Debido a problemas operativos, fueron necesarios dos side tracks durante la perforación. 
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Estratigráficamente la perforación del pozo SBL-X1, se inicia en sedimentitas del Sistema 
Carbónico, en la zona basal del Grupo Macharetí (Fm. Tarija) y culmina a la profundidad 
final de 4443 m, en las pelitas de la Fm. Icla. 


Fueron atravesadas fallas inversas de alto ángulo dentro de la Fm. Los Monos. En la 
secuencia Huamampampa-Icla, tambien se atravesaron fallas, siendo dos de ellas de un 
rechazo considerable y que permitieron definir la presencia de tres bloques en este 
campo. Figural 1.39. 


En la Tabla 1.29, se encuentran valores de las 2 pruebas de producción conclusivas 
realizadas en el pozo, con cuyos volúmenes se avizoraba el descubrimiento de un campo 
grande (mega campo). 


TABLA |. 29: PRUEBAS DE PRODUCTIVIDAD 


PRUEBAS DE PRODUCCION DST REALIZADAS EN EL POZO SBL-X1 
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FIGURA |. 39: CORTE DEL POZO SBL-X1 
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POZO SABALO - X2 (SBL-X2) 


La propuesta geologica de perforación ubicó el mismo a 9.3 Km al Sur del SBL-X1 y 
marcó como objetivos principales los reservorios Devónicos de las Fms. Huamampampa e 
Icla descubiertos por el pozo SBL-X1 y como objetivos secundarios, posibles reservorios 
dentro de la Fm. Santa Rosa. 


Las operaciones se iniciaron el 10 de septiembre de 2000 y finalizaron el 19 de octubre 
de 2001 a una profundidad final de 5264 m. (-4248.95 mbnm), habiendo atravesado la 
secuencia Huamampampa-Icla-Santa Rosa e ingresado en la parte superior de la Fm. 
Tarabuco, conforme se visualiza en la Figura 1.40. 


La Figura 1.41, es un registro eléctrico que identifica por sus características geoeléctricas 
a los reservorios Huamampampa, Icla y Santa Rosa del Sistema Devónico del Pozo SBL- 
X2. 


FIGURA |. 40: SECUENCIA ESTRATIGRÁFICA Y ARREGLO FINAL DE 
PRODUCCIÓN DEL POZO 
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FIGURA |. 41: REGISTRO ELÉCTRICO DEL TRAMO DE LOS RESERVORIOS 
HUAMAMPAMPA, ICLA Y SANTA ROSA 
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Las pruebas de formación realizadas (Tabla 1.30), permitieron clasificar a este pozo como 
productor de gas y condensado de las Fms. Huamampampa, Icla y Santa Rosa. 


TABLA |. 30: PRUEBA DE PRODUCTIVIDAD 
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El pozo, fue programado para investigar reservorios del Sistema Devónico, evaluados 
anteriormente en los pozos SBL-X1 y SBL-X2. 


La perforación se inició el 10 de diciembre de 2001 y alcanzó una profundidad final de 
4780 m. el 22 de abril de 2002. A partir de este pozo y con un KOP de 3089 m, se perforó 
un pozo direccional de alto ángulo con el objetivo de atravesar los reservorios H2, H3 y H4 
con la mayor longitud posible. Este pozo se denominó SBL-X3D y alcanzó una 
profundidad final de 4159 m., el 18 de julio de 2002. 


En la Figura 1.44, se observa el corte estructural perpendicular al eje de la estructura, a la 
altura del pozo SBL-X3 y que muestra la configuración estructural de los reservorios 
atravesados. 


Con este pozo se confirmaron las reservas de gas descubiertas en los reservorios 
naturalmente fracturados de las Fms. Huamampampa e Icla. Finalmente el pozo quedo 
con arreglo simple de producción para producir todos los reservorios del Huamampampa 
Figura 1.43. 


Las pruebas de producción realizadas, cuyos resultados se muestran en la Tabla 1.31, dan 
como conclusión que se trata de un pozo de alta producción de gas y condensado de los 
reservorios H2, H3 y H4 de la Fm. Huamampampa. 
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En la Figura 1.42, se muestra una fotografía de la fosa de quema de gas durante las 
pruebas de producción y en la Figura 1.43, el arrglo subsuperficial de producción. 


TABLA |. 31: PRUEBA DE PRODUCTIVIDAD 
a 
A A ESE 


Ch | WHP | WT | BHP_ | qu | aqcond| qw | BSw | OGR__ 
se | as | tes [esos | 139 | 175 | 39 | 30 | 226 | 


FIGURA |. 42: POZO SÁBALO SBL-X3D PRUEBA DE PRODUCCIÓN 
QUEMA DE GAS EN FOSA DE DESFOGUE, TP1 
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FIGURA |. 44: CORTE ESTRUCTURAL POZO SBL-X3 


LINE 36 BR 0123 


POZO SABALO - X4 (SBL-X4) 


El pozo SBL-X4, tuvo como propósito principal, desarrollar reservas de gas y certificar 
mayores volúmenes para objetivos de las Fms. Huamampampa e Icla (descubiertas y 
certificadas por el SBL-X1) hasta la latitud del SBL-X4. De la misma manera se esperaba 
confirmar la continuidad de los reservorios de la Fm. Santa Rosa, descubiertos en el pozo 


SBL-X2. 


El pozo SBL-X4, originalmente fue programado para alcanzar una profundidad final de 
4681 m. MD, vertical hasta los 1800 m y dirigido en dirección Este hasta la profundidad 
final, para ingresar hasta el reservorio SR2 de la Fm. Santa Rosa. 
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Iniciada la perforación del pozo SBL-X4 el 09 de marzo de 2002, se modificó el programa, 
definiendo la perforación del pozo SBL-X4D que tendría como único objetivo investigar la 
Fm. Huamampampa. El pozo SBL-X4 (pozo piloto) alcanzó los 3924 m, sirvió de base 
para la perforación del pozo dirigido SBL-X4D con KOP en 3157 m, (punto ubicado 
próximo a la base de la Fm. Los Monos) y finalizó en 4260 m con un azimut de 1,2* y un 
ángulo vertical de 95,5*. El pozo direccional fue realizado hacia el norte y de alto ángulo 
hasta el tope de la zona H4 (3649,2 m. MD), dentro de la zona H4 el pozo “navegó” 610,8 
m. y alcanzó su profundidad final en 4260 m. Como se puede observar en el corte 
estructural y la sección longitudinal mostradas en la Figura 1.45. 


El objetivo fundamental de perforar pozos dirigidos y de alto ángulo fue el de optimizar la 
producción con un mínimo diferencial de presión y lo más alejado posible del contacto 
gas-agua. 


Los resultados de la prueba de producción, Tabla 1.32, muestran la alta productividad del 
pozo e indican la efectividad de perforar pozos horizontales o de alto ángulo. 
TABLA |. 32: PRUEBA DE PRODUCCIÓN TP 2 


Tiempo Ck P, Surg Gas Petróleo Agua GOR OGR Gas Oil C02 
Hrs N/64 Psi. Mm?/D M?/D M?/D M/m  Stb/MMsct Air Grav API % 
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FIGURA |. 45: CORTE ESTRUCTURAL 


LINE 36-BR-0127 
8 E 
SAN ANTONIO RANGE 
WELL SBL-X4 
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PRODUCCION 


El campo Sábalo fue descubierto en 1999 con el pozo SBL-X1 y a la fecha de las 
auditorias contaba con 4 pozos productores: SBL-X1, SBL-X2, SBL-X3 y SBL-X4. Cada 
uno de ellos con su propia línea de recolección llegando de forma individual al colector 
(manifold) de entrada de planta. 


La planta de gas cuenta con dos fases gemelas cada una de ellas con una capacidad 
máxima de entrada de 245 MMscfd. Los pozos producen gas seco, con una relación gas 
liquido promedio (GOR) de 34,000 pcs/bbl, el agua producida de todo el campo es de 
aproximadamente 1 bbl/MMpc de gas. 


El inicio de la producción comercial del campo fue en abril del 2003, con la entrada en 
producción del pozo SBL-X4, los pozos SBL-X1, SBL-X2 y SBL-X3 entraron en 
producción a partir del 21 de agosto del 2003. 


Los gráficos de las Figuras 1.46 y 1.47 muestran el histórico de producción de gas y 
condensado del campo Sábalo. 


La máxima producción de gas del campo al 2006, fue de 490 MMpcsgd el día 26 de enero. 
FIGURA |. 46: CAMPO SABALO 


GAS PRODUCIDO (MPC) 
(Nov/2002 — Jun/2011) 
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FIGURA |. 47: CAMPO SABALO 
CONDENSADO PRODUCIDO (BBL) 
(Nov/2002 — Jun/2011) 
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PRONOSTICO DE PRODUCCION 


La Tabla 1.33 muestra el pronóstico de producción del campo discriminado por pozo 
(Figura 1.45) y la producción acumulada (Figura 1.46), mismo que fue realizado en base al 
modelo de simulación construido para los reservorios de Huamampampa, Icla y Santa 
Rosa. 


El modelo de simulación proporciona pronósticos de producción en términos de presión 
(estática de reservorio y presión de fondo) y caudales de gas, condensando y agua por 
reservorio y por pozo. 


Para el pronóstico realizado se consideraron los pozos existentes hasta 2005 y la entrada 
en producción de 3 nuevos pozos en 2006 y dos más según el requerimeinto que permita 
mantener un plateau de producción de 21 MMmcd. 


TABLA |. 33: RESTRICCIONES DE PRODUCCIÓN PARA LOS 
POZOS 


gon Restricción 
MMscf/d 
| SBL-X1_| 


SBL-X1 Velocidad erosional 
3 


a 7 i 
SBL-X2 Presión de fondo por debajo de la de rocio 
SBL-X3 Velocidad erosional 
SBL-X4 Velocidad erosional 
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FIGURA |. 48: PRONOSTICO DE PRODUCCIÓN DE GAS 
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FIGURA |. 49: PRONOSTICO DE PRODUCCION ACUMULADA DE GAS 


ESBL-X1 MSBL-X2 


ESBL-X2HW  OSBL-X3 


OSBL-X4 MSBL-5 


OSBL-6 E SBL-7 


Mu SBL-8 USBL-9 
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De acuerdo a lo mencionado, se puntualiza que el fenómeno de invasión de agua en las 
fracturas deja una considerable cantidad de gas entrampado en la matriz, conforme se 
observa en la Figura 1.50. Por este motivo, los factores de recuperación final de gas en los 
reservorios naturalmente fracturados son bastante menores a los obtenidos en reservorios 
convencionales, conforme se muestra en la Figura 1.51. 
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Cabe hacer notar que de acuerdo al modelo de simulación se espera una recuperación 
global para el campo de 55%. 


FIGURA |. 50: CORTE TRANSVERSAL DE EVOLUCIÓN EN EL TIEMPO DE LOS 
FLUIDOS EN MATRIZ Y FRACTURA 
Saturación de gas 
en la matriz 


Saturación de gas 
en la fractura 


SBL- X1 
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FIGURA |. 51: HISTORICOS Y PRONOSTICOS DE 
COMPORTAMIENTO DE FACTORES DE RECUPERACION Y RENDIMIENTO 
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FIGURA |. 52: LAYOUT FLOW LINE Y DUCTOS 


Página 75 


Campos Grandes Geología y Reservas MHE - Cooperación Canadiense | 


PLANTA DE GAS “SABALO” 


Debido a que el campo inició su producción el 17 de Abril del año 2003, con un caudal de 
gas de cerca de 6.7 MMmcd y una producción de condensado estabilizado de cerca de 
8.200 bpd en el año 2003, hasta alcanzar un tope máximo de 13.4 MMmcd de gas y 
16.200 bpd a partir del año 2004, se consideraron instalaciónes modulares para las 
facilidades de producción, con el objetivo de hacer más eficiente la inversión en términos 
de tiempo. 


El tren | presenta un primer módulo de 6.7 MMmcd y el tren ll un módulo similar. 
Asimismo, se tiene planificada la construccion y puesta en marcha del tercer tren o 
modulo de similar capacidad a los otros, para permitir el procesamiento de 20.1 MMmcd 
de gas natural y 60000 bpd de condensado. (Figura 1.53). 


FIGURA |. 53: PLANTA DE GAS 
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FIGURA |. 54: DIAGRAMA DE PROCESOS 
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RESERVAS 


Las reservas del campo Sábalo están basadas en el modelo de simulación revisado en el 
año 2004. 
TABLA l. 34: RESERVAS DE GAS 


EAS DESERARADON! | OnicINaL di dns d 
(TCF) 
HUAMAMPAMPA 8.532 64.8 | 5.528 
SANTA ROSA 1.438 0.01 | 0.014 
TOTAL 9.97 5.542 


TABLA |. 35: RESERVAS DE CONDENSADO 


VOLUMEN | FACTOR 
CONDENSADO | ORIGINAL | RECUP. as 
(MMBBL) (%) 
HUAMANPAMPA | 213,3 46.3 98.75 
SANTA ROSA 35.95 0 0 
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Las cifras que exponía De Goldyer 8 Mc Naughton al 31 de diciembre de 2004 son las 
siguientes: 


TABLA |. 36: SABALO GROSS RESERVES 
GAS DE Al parecer se comprobó 
VENTA SONDA mediante la perforación del SBL- 
MMCF | — BBL | 5 que el área norte esta baja 
A estructuralmente, de modo que 
DESARROLLADA es más seguro tomar como 
El reservad la que consigna DG8M 
como probada desarrollada, es 


TOTAL 5,617,328 AN 
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BLOQUE CAIPIPENDI 


CAMPO MARGARITA 
EMPRESA OPERADORA REPSOL YPF E8P BOLIVIA 


TABLA |. 37: CARACTERISTICAS DEL CAMPO 


CAMPO: 1 FASE DE TIPO DE HIDROCARBURO 
" ACTIVIDAD CAMPO PRODUCIDO 
1. Margarita En produccion Grande Gas-Condensado 
INTRODUCCION 


La Compañía Chevron se adjudicó el Bloque Caipipendi el 5 de Noviembre de 1990, para 
trabajos de exploración y producción bajo el contrato de Operación de Riesgo Compartido, 
compuesto por Chevron International Limited con 66.66% y Pecten con 33.33% .En 
Febrero de 1997, la compañía Maxus, que se había integrado al grupo el 20 de junio de 
1995, por acuerdos entre partes, paso a ser la operadora del bloque. 


La compañía Chevron emprendió sus actividades en el bloque Caipipendi en el primer 
trimestre del año 1990, continuando luego por 7 años consecutivos durante los cuales se 
dedicó a efectuar trabajos de exploración realizando varios estudios geológicos regionales 
de estratigrafía, geología estructural y geoquímica, con muestreo sistemático para roca 
madre, petrografía, capacidad de sello, complementado con un programa regional de 
sísmica 2D en serranía. Figura. 1.56. 


Esta empresa, dado su estatus de compañía gigante, llegó a Bolivia con la idea de 
encontrar campos muy grandes de petróleo, y en ése sentido concibió su programa de 
exploración. 


En la primera etapa de trabajo, se evaluaron todos los posibles prospectos de la parte 
central y norte del bloque. Se investigó el amplio valle de Caipipendi con la expectativa de 
encontrar alguna culminación en el Sistema Terciario, en la prolongación Sur del campo 
Tatarenda. Similar trabajo se realizó en la prolongación Norte de la Serranía de 
Aguarague, zona denominadaTamicagua, ambos con resultados negativos. 


El anticlinal de lrenda ubicado inmediatamente al norte del campo Camiri, productor de 
petróleo, resultó no tener cierre sur. Su continuación al norte (culminaciones de Ipati y 
Gutierrez), se identificaron como prospectos muy limitados. La estructura de la Herradura, 
ubicada al Este de las anteriores, constituye un bloque bajo a considerable profundidad. 


La estructura de Cuevo fue reevaluada con detalle de geología y sísmica 2D, concluyéndo 
que era el más atractivo del área central del Bloque Caipipenadi. 


En el área de la serranía Caipipendi al norte del río Parapetí se estudió un posible 
prospecto denominado ltayo, ubicado en el bloque bajo de falla Caipipendi, pero debido a 
su complejidad tectónica fue postergado. Posteriormente Maxus, aproximadamente en la 
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misma zona delineó la culminación denominada Escondida, prospecto que hasta hace 
poco estuvo en programa. 


El nombre Margarita viene de Puerto Margarita, villorrio situado en la orilla sur del río 
Pilcomayo en el lugar del cruce del camino Palos Blancos-Huacaya. Constituye la única 
vía de comunicación entre los pueblos situados al sur del mencionado río y los existentes 
al norte, que por ser temporal sólo permitía el cruce de vehículos en la época más seca. 
La empresa Repsol, en Abril de 2003, por el descubrimiento del campo grande de 
Margarita, construyó un puente con todas las condiciones técnicas para su transitabilidad 
permanente. 


TRABAJOS ANTERIORES 


El Subandino Sur, fue objeto de numerosos estudios geológicos desde los años 20, con el 
Advenimiento de la Compañía Standard Oil of New Jersey (hoy ESSO), cuyos geólogos 
efectuaronlos primeros estudios estratigráficos y estructurales de alto nivel, llegando así a 
descubrir los campos productores de petróleo de Bermejo, Sanandita, Camatindi y Camiri 
entre los años 1923 y 1926. 


En el área de Caipipendi sur, se conocen cuatro trabajos principales de geología 
estructural llevados a cabo por el personal de exploración de YPFB, pero ninguno de 
estos abarcó la estructura de Margarita. Un primer trabajo efectuado en la serranía de 
Huacaya al norte de Margarita el año 1958 por M.A. Flores, estuvo orientado a definir una 
estructura y enfocado a investigar en profundidad los reservorios de la Fm. Iquiri ya 
conocidas como productoras de petróleo en los campos Camiri y Guairuy. Posteriormente 
en 1984, Hermas Marquez de YPFB, efectuó un estudio geológico detallado de la misma 
serranía, llegando hasta Cumanderoti-lvoca por el sur, sin cubrir el área de Margarita. 


Otro trabajo también conocido, es el realizado por Carlos Salinas en la serranía de 
Suaruro al sur del camino Tarija-Villamontes. El autor en este estudio enfoca el objetivo en 
los desarrollos arenosos de las Fm. Tarija y Tupambi incluyendo el Devónico y puntualiza 
como el prospecto más favorable, la culminación de Iñiguazu donde se perforó el pozo 
Iñiguazu-X1, que atravesó los reservorios del Tarija y Tupambi sin manifestaciones de 
hidrocarburos e incluso penetró en las arenas del Huamampampa pero en fase acuífera 
con poca presencia de gas de alta presión. Luego perforaron en esta culminación dos 
pozos más con objetivo Tupampi con resultados negativos y finalmente un cuarto, el pozo 
Iñiguazu-X4 que penetró la formación Santa Rosa, sin producción de hidrocarburos. 


En 1987 Domingo Rojas de YPFB efectuó un estudio de detalle geológico en la serranía 
de Suaruro al norte del trabajo anterior, más propiamente el área comprendida entre el río 
Pilcomayo y el camino Tarija-Villamontes. Este estudio llegó a definir la estructura de 
Ipaguazu en el bloque alto de la falla Bororigua, señalando como objetivo las arenas del 
Tarija y Tupambi. 


La compañía Chevron, dentro su programa sísmico, registró el año 1990 varias líneas 
regionales, distanciadas de tal manera que cubrían la mayor parte de las estructuras 
existentes en el bloque Caipipendi, con el fin de obtener un panorama geológico regional 
de las estructuras con potencial hidrocarburífero. Figura. 1.55. 
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FIGURA 1.55 LINEAS SISMICAS REGIONALES 
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En junio de 1992 al revisar la geología del área sur, mediante la línea sísmica BO-90-07 
procesada, Figura 1.53, se observó que este perfil mostraba en el subsuelo, bajo la 
cubierta cuaternaria del valle de Puerto Margarita, el flanco oriental suave de una 
estructura en el bloque bajo de la falla Bororigua. Inmediatamente Chevron, a efectos de 
evaluar la nueva información geológica, programó un estudio geológico detallado, seguido 
de un programa de sísmica 2D. Figura 1.56. 


Inicialmente, en el lapso de agosto a septiembre de 1992 se ejecutó una campaña 
geológica. Los trabajos de campo abarcaron desde la zona de Cumanderoti por el norte 
hasta la latitud de Boyuy por el sur, cubriendo íntegramente el área de interés. 
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Mediante el mapeo superficial se obtuvieron los primeros mapas geológicos detallados, 
los que fueron complementados con la fotogeología e interpretación de imágenes 
Landsat. Como resultado, se obtuvo una configuración estructural confiable del área de 
estudio, mostrando un flanco oeste bastante suave y una curvatura de anticlinal en el 
bloque superior de la falla Bororigua con insinuación de cierres norte y sur. Sin embargo, 
el trabajo de campo aportó poca información sobre el comportamiento del bloque bajo 
observado en la línea BO 90 07, debido a la falta de afloramientos en el valle de Puerto 
Margarita; esta circunstancia obligó indefectiblemente a desplegar un programa detallado 
de sísmica 2D. 


Durante el año 1993 y parte de 1994 la compañía Chevron, se dedicó a la perforación del 
pozo exploratorio Cuevo West-X1, prospecto considerado como el de menor riesgo de los 
estudiados en el área central de Caipipendi, Figura 1.57. 


FIGURA |. 56 UBICACIÓN DE LA LINEA SISMICA 90-07-07 
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FIGURA |. 57: UBICACIÓN POZO CUEVO WEST-X1 


El objetivo del pozo Cuevo West-X1, con una profundidad propuesta de 4000 m., fue 
encontrar reservas de petróleo en las arenas de las Fms. Chorro y Tupambi del 
Carbonífero Inferior y en los reservorios de la Fm. Iquiri del Devónico Superior, que 
forman parte de un anticlinal amplio conformado en el bloque inferior de la falla Mandiyuti. 


Se inició la perforación del pozo el 22 de junio de 1993 en sedimentos de la Fm. San 
Telmo y continuó la misma atravesando una secuencia normal hasta la Fm. Los Monos, 
desde luego salvando una serie de dificultades propias de la operación. Durante esta 
etapa se detectaron indicios de hidrocarburos en las arenas del Tupambi e Iquiri en forma 
de fluorescencia y detección de gas con cromatografía completa de C1 a C5. No se 
efectuaron pruebas de formación, excepto una serie de puntos de RFT en las arenas de 
Iquiri, mediante las cuales se catalogaron a los reservorios “de baja permeabilidad”. 


El aumento imprevisto en cinco veces del espesor de la Fm. Los Monos, debido al efecto 
de varias fallas, fue la causa principal para el fracaso del pozo ya que con este 
considerable espesor, la concepción del modelo tectónico cambió fundamentalmente. La 
interpretación sísmica anterior consideraba únicamente 350 m. en el bloque alto de la falla 
Mandiyuti, lo cual permitía la configuración de un bloque inferior suficientemente amplio y 
en una posición estructural conveniente, pero con aquel crecimiento del espesor, la falla 
Mandiyuti baja considerablemente en profundidad, determinando que el bloque inferior 
objetivo del pozo, caiga en posición estructural más baja con una evidente reducción de 
tamaño en la estructura. 


Este efecto geologico hizo al proyecto sustancialmentele menos atractivo a las 
expectativas de Chevron. De esta manera el pozo Cuevo West-X1, fue suspendido a la 
profundidad de 3692.8 m. y abandonado el 19 de marzo de 1994. Figura 1.58. 
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FIGURA |. 58: CORTE TRANSVERSAL 
CUEVO WEST-X1, CUEVO-2, CUEVO-1 


Este fracaso, creó en la compañía Chevron una situación de incertidumbre respecto a 
descubrir campos gigantes de petróleo y en vista de que en el área central y norte de 
Caipipendi no existía un proyecto mejor que el de Cuevo, los planes tomaron otro rumbo, 
esta vez al fin hacia Margarita que había quedado en suspenso. 


Durante el año 1995, la Compañía Western Geophysical llevó a cabo en Margarita, la 
adquisición de 160 Km de sísmica 2D, consistente en cinco líneas transversales y dos 
longitudinales distribuidas de acuerdo a los lineamientos estructurales planteados por 
geología de superficie. Figura 1.59. 


Los trabajos de campo a pesar de la topografía abrupta, se efectuaron sin mayor 
problema, gracias a la buena planificación y buen soporte logístico. Primeramente se 
registraron tres líneas cercanas a la línea BO 95 70 y paralelas entre sí, con el objeto de 
obtener los parámetros necesarios que sirvan de base para ejecutar el programa. 


FIGURA |. 59: PROGRAMA DE SISMICA 2D - AÑO 1995 
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Paralelamente a la adquisición sísmica se efectuó el levantamiento geológico a lo largo de 
las líneas. Esta información adicional permitió disponer finalmente de un mapa geológico 
detallado del área de Margarita. 


El procesamiento preliminar de las líneas sísmicas, en el campo permitió tener la 
interpretación preliminar, facilitando la rectificación de cualquier error. La interpretación 
final, tomó un tiempo prudencial al staff de Chevron, aunque también se contó con la 
interpretación de las compañías asociadas, principalmente de Maxus. 


Como producto final se delinearon dos culminaciones, una al norte del río Pilcomayo y 
otra al sur, ambas con las mismas características y aproximadamente con la misma altura 
estructural al tope de la formación Huamampampa. Figura 1.60. 


FIGURA 1.60: PRIMER MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DE LA FORMACIÓN 
HUAMAMPAMPA 
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UBICACIÓN GEOGRÁFICA 


El campo Margarita se encuentra en el Bloque Caipipendi, ubicado en la parte sur de la 
faja plegada conocida como la Zona Subandina Sur y abarca parte de los departamentos 
de Chuquisaca y Tarija en territorio boliviano. 


ASPECTOS GEOLÓGICOS 


El área de Margarita forma parte de la extensa cuenca Subandina que se desarrolla entre 
la Cordillera Oriental de los Andes y el Escudo Brasileño. En ella se ha depositado una 
espesa pila sedimentaria de más de 10.000 metros de espesor, originando una columna 
estratigráfica que se extiende desde el Paleozoico Inferior al Terciario Superior. 
Actualmente se reconocen con claridad en esta área, dos cuencas diferenciadas 
fisiográficamente. 


La faja Subandina, ubicada inmediatamente al Este de la cordillera Oriental, caracterizada 
por un plegamiento intenso con fallas longitudinales inversas que generalmente se 
inclinan al Oeste formando anticlinales y sinclinales estrechos alineados paralelamente a 
la dirección de la Cordillera Oriental de los Andes, es conocida también como la parte 
Andina. Los sedimentos involucrados en este plegamiento van del Devónico Inferior al 
Terciario Superior. 


La Llanura Chaco Beniana, ubicada en la parte oriental, entre la Faja Subandina y el 
Escudo Brasileño, es una zona relativamente plana, que refleja la poca intensidad de 
plegamiento y fallamiento. Esta extensa área esta rellenada con rocas de edades 
Devónicas, Carboníferas, Cretácicas y, principalmente Terciarias, cubiertas en gran parte 
por una capa cuaternaria. 


ESTRATIGRAFIA 


La Figura 1.33 de la pagina 53, muestra la columna estratigráfica generalizada del 
Subandino Sur, área en la que se encuentra el Campo Margarita. 


Los pozos exploratorios perforados en el Campo Margarita atraviesan la base del 
Cretácico, continuando en los sedimentos del Triásico, Permo-Triásico, Pérmico, 
Carbonífero y concluyen en rocas del Sistema Devónico, donde se encuentran los 
múltiples reservorios arenosos de alta productividad de gas y condensado. 


El objetivo de estos pozos, fue atravesar y ensayar producción en los reservorios 
arenosos de las formaciones Huamampampa, Icla y Santa Rosa del Sistema Devónico 
Inferior. 


FORMACIÓN HUAMAMPAMPA 


Teniendo en cuenta el Perfil de Control Geológico y los registros eléctricos del pozo MGR- 
X1, se identificaron tres secciones en la Fm. Huamampampa: una superior netamente 
arenosa, la media, que es predominantemente limolítica con delgados niveles arenosos y 
la inferior que consiste en intercalaciones de areniscas y limolitas. 
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Independiente de la zonación litológica arriba expuesta, los registros eléctricos muestran 
dos zonas con una alta densidad de fracturas. 


La Tabla 1.38 muestra los datos petrofísicos de la Fm. Huamampampa que fueron 
obtenidos a partir de los datos aportados por el pozo MGR-X1 y que permitieron efectuar 
las estimaciones iniciales de las reservas de hidrocarburos existentes en este campo. 


En la Tabla 1.39, se detallan la nomenclatura de los reservorios productores de gas y 
condensado de la Fm. Huamampampa y su distribución en profundidad en los pozos 
MGR-X1, MGR-X3 y MGR-4. 


TABLA |. 38: PROPIEDADES PETROFISICAS POR ZONAS 


POROSIDAD_ | Ñsw |  ESPESORUTNL 
MATRIX _| FRACTURAS | MATRIX | FRACTURAS | MATRIX| FRACTURAS 


ZONA SUPERIOR | 5:30% | 0.60% 
ZONA INFERIOR | 2.75% | 0.75% 


TABLA |. 39: DISTRIBUCION DE RESERVORIOS Y NIVELES PRODUCTIVOS 


Top Base Porosity Netto gross Water Sat. 
MD (m) MD (m) O (frac) NTG (frac) Sw (frac) 


L1 4410 4458 0.033 1.000 51% 
AA ba | ses | 2 | 0080 | to00 | 56% 
L3 4510 4548 0.007 0.994 55% 
L1 
DES 


4277 0.057 0.948 36% 
4328 0.067 1.000 40% 
4400 0.023 0.696 50% 
5174 0.044 0.633 46% 
5222 0.038 0.995 41% 
5284 0.051 1.000 43% 
4057 0.053 0.969 33% 
4122 0.045 0.998 43% 
4182 0.022 0.981 39% 
5368 0.036 0.589 53% 
5474 0.043 0.643 48% 
5474 5484 0.038 0.969 37% 


ESTRUCTURA 


La característica principal del Subandino Sur es la presencia de estructuras elongadas y 
falladas, alineadas paralelamente a la parte oriental de la cordillera de Los Andes. Esta 
tectónica está asociada al esfuerzo compresivo de la orogenia andina, desarrollada 
durante el Mioceno y Plioceno. 


Margarita forma parte de este cuadro, y se define como una estructura anticlinal cuya 
arquitectura está determinada por la combinación de las fallas Bororigua y Mandiyuti, de 
tipo inverso y de corrimiento, cuyos despegues se producen en las pelitas de la Fm. 
Kirusillas, de edad Silúrica. 


La estructura Margarita, en su concepción simple, corresponde a un anticlinal cerrado por 
cuatro lados, configurando flancos y cierres de muy bajo ángulo. Esta disposición 
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determina su considerable amplitud, con una extensión de 20 Km. de largo por 4 de 
ancho, encerrando 80 Km? de superficie. 


A nivel de reservorio se identificaron tres láminas denominadas H1a, H1b y H2, conforme 
se muestra en la Figura 1.61. 


FIGURA |. 61: UBICACIÓN DE RESERVORIOS 
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PROSPECCION GEOFISICA 


En este bloque, el año 1990 se registraron los primeros trabajos de investigación de 
sísmica regional y en zona de serranía, con la adquisición de 1.500 Km de sísmica 2D por 
la Cia. Chevron. 


Esta información sísmica junto a los estudios geológicos realizados, permitió definir una 
serie de estructuras incluyendo a las de Margarita y Huacaya, que configuran una 
estructura del tipo de flexura de falla en el bloque alto de la falla de Mandiyuti y se 
encuadra en el bloque bajo de la falla de Bororigua. Figura 1.62. Su cierre estructural es 
de 378 Km? el cual engloba dos culminaciones bien definidas más una tercera delineada 
hacia la parte austral. 


A partir de 1998 se realizaron las siguientes actividades: 
- 2627 Km de aeromagnetometria (1998). 
- Reprocesamiento de 381.5 Km de datos sísmicos (1998). 
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- Adquisición de 342 Km de sísmica 2D (2000). 
- Adquisición de 118 Km de sísmica 2D (2005). 
- Adquisición de 227 Km2 de sísmica 3D (2005). Figura 1.63. 


FIGURA |. 62 : PERFIL SISMICO 
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PERFORACION 
POZO MARGARITA-X1 (MGR-X1) 


Este sondeo, ubicado en la culminación Norte de la estructura, fue programado para 
investigar los niveles Devónicos de las Fms. Huamampampa y Santa Rosa, con una 
profundidad final estimada de 5800 m. La Figura 1.65, muestra el estilo estructural del área 
del pozo MGR-X1. 


Luego de verificar variaciones súbitas en la desviación del pozo, se finalizó la perforación 
en 4850 m, luego de navegar 440 m dentro de la Fm. Huamampampa. El lodo utilizado 
para la perforación de la Fm. Huamampampa fue de tipo Gel Polímero, con una densidad 
123 a 12.6 ppg. La detección continúa de gas, mostró valores de 36 a 200 unidades de 
gas total (UGT), con una composición de C; a Cs en todo el tramo. 


A los 4530 m de profundidad se intentó realizar una prueba DST a pozo abierto, fijando 
packer en cañería de 7”, pero debido a fallas mecánicas en superficie, durante el primer 
periodo de flujo, que hicieron temer por la seguridad del pozo, se decidió suspender el 
ensayo, sin el aporte de datos conclusivos. 


Alcanzada la profundidad final se realizó una segunda DST a pozo abierto de toda la 
sección perforada de la Fm. Huamampampa, desde su tope en 4410 m (donde se ubica el 
zapato de la cañería de 7”) hasta el fondo en 4850 m. La Tabla 1.40 muestra de manera 
resumida los resultados de esta prueba, los mismos que permitieron declarar al pozo 
MGR-X1, como descubridor de nuevo campo. La Figura 1.64, detalla los reservorios 
descubiertos de Huamampampa y sus propiedades geoeléctricas. 


TABLA |. 40: PRUEBA DST A POZO ABIERTO FORMACIÓN HUAMAMPAMPA 


| Choke | WHP | GAS |CONDENS.| GOR |WATER| Ct | API 
| | % | ppm _|atómF 
NAAA 
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FIGURA |. 64 PERFIL ELECTRICO CON TRAMOS DE LOS RESERVORIOS 


x 
< 
EP 
[5 
« 
E 
< 
= 


ES AM 
- Ub ll 


a 


A+ 
EIA 


[IM 


IRA Me 
A 
IA 


DADO 


¿MOP m 
108 ar 


Página 89 


Campos Grandes Geología y Reservas MHE - Cooperación Canadiense | 


FIGURA |. 65: CORTE ESTRUCTURAL MGR-X1 Y MGR -X3 
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POZOS MARGARITA-X2 (MGR-X2) Y MARGARITA-X3 (MGR-X3) 


Conocidos los resultados del pozo MGR-X1, se planificó inmediatamente la perforación de 
dos pozos de extensión, MGR-X2 y MGR-X3, distantes 6 Km. al sudeste y 5 Km. al 
noroeste del pozo MGR-X1 respectivamente. 


El MGR-X3 fue el primero en alcanzar la arenisca Huamampampa, con las mismas 
características litológicas del MGR-X1, mayor espesor y posiblemente mayor intensidad 
de fracturas, a juzgar por los resultados del ensayo. Figura 1.61. 


En el pozo MGR-X3, se probó el reservorio Huamampampa a agujero abierto, con packer 
anclado en cañería puesta en el tope de este reservorio. Las pruebas fueron de larga 
duración y enteramente conclusivas, normalizando una producción de 67 MMpcd de gas 
y 900 bpd de condensado de 49,90 “API. Estos resultados permitieron catalogar a este 
pozo (hasta esa fecha en todo el territorio que incluye el norte argentino y sur de Bolivia) 
como el mayor productor de gas y condensado en el área de influencia de las areniscas 
Huamampampa. 


Posteriormente, pozos perforados en los campos Sábalo y San Alberto dieron caudales 
superiores. 
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El sondeo MGR-X2 encontró el tope de la Fm. Huamampampa estructuralmente muy por 
debajo de lo pronosticado, pero con las características litológicas y espesor similares al 
del MGR-X1. 


Con los resultados de los tres pozos perforados se elaboró el mapa estructural a tope de 
la Fm. Huamampampa en el año 2000, y que es mostrado en la Figura 1.66. 


FIGURA |. 66: MAPA ESTRUCTURAL TOPE HUAMAMPAMPA 
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RESERVA VOLUMÉTRICA 


CAMPO MARGARITA 


La estimación de reservas para el campo Margarita, está basada en los recursos 
actualizados al 2006, resultante del balance de materia realizado en los reservorios H1A y 
H2 y la volumetría actualizada de los mapas de tope recientes mostrados en las Figuras 
1.72 y 1.73. 


Las reservas probadas y probables se obtuvieron usando el modelo de simulación de 
doble porosidad con cotejamiento de historia, para calcular la recuperación a un tiempo 
razonable del desarrollo del campo y asumiendo que hay mercado disponible y facilidades 
de superficie capaces de recolectar y exportar hasta 14 Mmcd de gas. 


El decremento en el gas original in situ (OGIP) en los reservorios H1A y H2, en 
comparación con los de estimaciones previas, llevan a suponer una pérdida temprana del 
pozo debido a la invasión de agua, ya que además se muestran bajos factores de 
recuperación. Las reservas probadas están limitadas por el mercado y son lo 
suficientemente bajas para no estar afectadas por la reducción del OGIP. 


Las reservas 2P son: 


TABLA |. 41: RESERVAS 2P 


Non-Risked 2P Reserves (2007-2030) paases ENRGÓNE 


o Total | Ha Hib—___ H2 | 
Sales Gas 2,609,069 144,843 2,066,198 398,028 
Oil, Condensate 8: Nat. Gasoline 94,028 5,474 56,713 31,841 


145,494 2,075,496 401,610 

2 719, 920 150,893 2,152,513 416,513 
25,210 1,851 16,553 6,807 
68,817 3,623 40,160 25,034 


ESTIMACIONES PREVIAS - GIP 


Anteriores cifras del OGIP fueron genradas en octubre del 2004. Estas estimaciones 
estuvieron basadas en mapas estructurales (como parte de la interpretación de sísmica 
3D que estuvo disponible en Julio 2004), previos a la perforación del MGR-4 y cubrieron 
todos los reservorios probados con caudales comerciales que se llamaron H1A, H1B y H2. 


TABLA |. 42: ESTIMACIÓN DE GAS ORIGINAL 2004 
is 8d DRY_GAS 
PROVED PROVED 2P 3P 
(Bscf) E Es ñ (Bscf) (Bscf) (Bscf) 
127.1 1945.2 2298.9 124.3 1903.6 2249.8 


1572.4 4033.6 4767.0 1539.9 3950.1 4668.3 
1569.3 3232.2 3819.9 1501.9 3093.5 3656.0 
3268.8 9211.1 10885.8 3166.1 89473  10574.0 
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TABLA |. 43: RESUMEN DE RESERVAS 


ue oa ei a 
PROVED PROVED 


uo ED si (stb/Mscf) MS Ey 


58.4 69.0 30.7 30.7 

Pe 121.1 143.1 30.7 30.7 
106.8 220.1 260.1 71.1 71.1 
157.9 399.5 472.1 49.9 44.7 


RECUPERACIÓN ÚLTIMA ESTIMADA (EUR) 


Fueron evaluadas modelando el comportamiento del campo usando el Software Planet., y 
dieron cifras mayores al GIP. 


TABLA |. 44: RECUPERACION ULTIMA ESTIMADA DE GAS 
WET_GAS DRY_GAS 
PROVED 2P 3P 2P 3P 
Escv (Bscf) (Bscf) (Bscf) (Bscf) 
1,073 1,387 1,050 1,357 
2,683 3,510 j 2,628 3,438 
2,173 3,206 2,079 3,069 
5,929 8,104 1,949 5,757 7,864 


SEPARATOR CGR 
PROVED 
usb) meti (stb/Mstb) (stb/Mstb) — (stb/Mstb) 
27.6 35.6 26.5 26.3 26.2 
72.4 94.2 27.8 27.5 27.4 
131.9 188.4 66.5 63.4 61.4 
231.8 318.3 45.3 40.3 405 


ESCENARIO DE DESARROLLO 
RESERVAS PROBADAS (1P) 
SUPOSICIONES GENERALES Y CRITERIO 

La evaluación de las reservas probadas se desarrolló siguiendo la guía del SEC 
(Securities Exchange Comission) con el fin de asegurar la concordancia con el acta 
Sarbanes-Oaxley. 
La evaluación de las reservas probadas es doble: 

e Comienza con una fuente base que sigue estrictamente las reglas del SEC para la 

evaluación del GIP. 

e Usa suposiciones conservadoras para los factores de recuperación. 

Esta estimación asegura que cualquier revisión posterior resultará posiblemente en un 


cambio positivo antes que en uno negativo y se realiza sobre consideraciones técnicas y 
economicas. 


Página 93 


Campos Grandes Geología y Reservas MHE - Cooperación Canadiense | 


La presente estimación asume que el gas es producido y procesado a través de 
facilidades existentes, pozos MGR-X1H, MGR-X3 y  MGR4-ST y facilidades de 
producción iniciales operando a capacidad normal 


Considerando las restricciones económicas asumimos que tenemos. 


e Mercados para 2 MMmcd de gas asegurado hasta el 2025. 
e Mercado de líquidos sin restricción. 


Las actuales capacidades no incluyen facilidades de separación de GLP y por lo tanto 
solo se declaran condensados y gasolinas. 


Todos los recursos probados se consideran capaces de ser producidos con la actual 
infraestructura con un mínimo de gastos y por lo tanto las reservas probadas del campo 
Margarita caen en la categoría de reservas probadas desarrolladas sin ninguna otra 
contribución. Cualquier recurso posterior está clasificado como probable. 


PERFILES DE PRODUCCIÓN 


Los perfiles de producción para definir las cifras P1 han sido desarrollados usando una 
versión modificada del modelo de simulación numérica con doble porosidad y 
cotejamiento de historia que se tenía disponible. Las modificaciones al modelo para 
predecir los perfiles de producción P1 fueron: 


e Colocar el contacto agua-gas (GWC) al nivel de gas conocido mas bajo (LKG) en 
todos los reservorios. 

e Usar un multiplicador de porosidad para ajustar el GIP a las estimaciones P1 del 
SEC. 

e Considerar solo la infraestructura existente. 
Reducir la movilidad del agua en acuífero. 


La infraestructura existente incluye la posibilidad de producir el reservorio H1B a través 
del pozo MGR-X3. Las siguientes figuras representan los perfiles de producción. 


Página 94 


Campos Grandes Geología y Reservas MHE - Cooperación Canadiense | 


FIGURA |. 67: PERFIL DE PRODUCCIÓN 1P 
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FIGURA |. 68: PERFIL DE PRODUCCIÓN 1P ALTERNATIVO 
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Las cifras P1 para líquidos fueron estimadas asumiendo que la capa H2 es capaz de 
proveer gas con un rendimiento sostenido. Las estimaciones al 2006, muestran que 
alcanzar el perfil de gas, implica producir la capa H1B pobre en líquido, por lo tanto 
disminuir el rendimiento efectivo. Las cifras corregidas serian: 


TABLA |. 46: ESTIMACION DE LIQUIDOS 
ESUNIAnÓN E SE) En el caso del perfil de gas, existe limitación 
31/12/2005 Eclipse 32,687 | solo de mercado y por lo tanto se tiene 
31/12/2005 RY 39467 | espacio para incrementar la declaración de 
reservas probadas en tanto se firmen los 


convenios comerciales correspondientes para sostener la extensión más allá del 2025. 
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PROBADAS MÁS PROBABLE (2P) 
SUPOSICIONES GENERALES Y CRITERIO 


La evaluación de las reservas probadas y probables se desarrollo usando un GIP a 2P 
como recurso base, el actual para Margarita ha sido evaluado volumétricamente de los 
mapas PSDM y ajustado por balance de materia en dos reservorios con concordancia 
razonable entre las dos estimaciones, por lo tanto incrementan la confianza en estas 
cifras. 


Las reservas probadas y probables fueron evaluadas de acuerdo a un Plan de Desarrollo 
del campo que implica la perforación de más pozos para proveer gas para un mercado de 
14 MMmcd. El proyecto está actualmente en ejecución con la ingeniería básica ya 
desarrollada y se han iniciado trabajos para el diseño final de ingeniería. Se entiende que 
las presentes cifras consideran un alto grado de probabilidad de que la infraestructura 
superficial y el mercado para los productos estarán disponibles de acuerdo al plan de 
inversiones que se postule. 


PERFILES DE PRODUCCIÓN 


Las anteriores reservas probadas más probables fueron declaradas en base al Plan de 
Desarrollo considerando las inversiones necesarias para llegar a 14 MMmcd, comenzando 
el 2010. Dos cambios importantes fueron incorporados: 


. Nueva volumetría y balance de material cambio la visión del recurso base 
disponible. 

. Demoras en el proyecto ocasionaron la postergación de la construcción de la planta 
al 2011. 


Con estas dos modificaciones las reservas 2P de gas y liquidos decrecieron 
considerablemente. Los siguientes son los perfiles de producción para gas y liquido. 


FIGURA |. 69: PERFIL DE PRODUCCION DE GAS 
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FIGURA |. 70: PERFIL DE PRODUCCION DE LIQUIDO 
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RESERVAS PROBADAS MÁS PROBABLES MÁS POSIBLES (3P) 


La evaluación de las reservas 3P se desarrolló usando un recurso básico GIP a 3P que 
fue evaluado volumétricamente de los mapas PSDM y considera que la saturación de 
agua en el campo disminuye de 45% al 35%. A esto, se han añadido los recursos en el 
H1A que han sido mapeados sísmicamente pero que han probado estar separados 
hidráulicamente del bloque actualmente conectado al MGR-X1H de acuerdo con la visión 
en compartimiento del reservorio. 


Los recursos H1B y H1B a 3P asumen que el contacto agua visto en el MGR-X2 puede 
ser extrapolado al resto del campo, asumiendo que no existen fallas aislantes entre el 
MGR-X2 y el MGR-X3 separados por 12 kms. 


PERFILES DE PRODUCCIÓN 


Las reservas probadas más probables más posibles se han declarado en base a una 
versión superior del Plan de Desarrollo asumiendo que se han instalado 3 módulos de 6 
MMmcd y que el campo está produciendo a un máximo de 20 MMmcd a partir del 2010. 
Los resultados de dicho escenario son los siguientes: 


TABLA |. 47: ESCENARIO DE DESARROLLO A 3P 


Non-Risked 3P Reserves (2007-2030) AE 


Sales Gas 3,815,872 239,679 3,121,437 454,756 
Oil, Condensate 8: Nat. Gasoline 134,139 9,205 88,223 36,712 


Dry Gas MMscf 3,835,090 240,758 3,135,484 458,848 
Separator Gas MMscf 3,977,403 249,692 3,251,836 475,875 
Gasoline Mbbl 36,710 3,112 25,749 7,848 
Condensate Mbbl 97,429 6,092 62,474 28,863 
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FIGURA |. 71:PERFIL DE PRODUCCION DE GAS 
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FIGURA |. 72: PERFIL DE PRODUCCION DE LIQUIDOS 


H Block B 


Oil Production Rate bpd 


En el cuadro siguiente se observan las reservas estimadas en 2009 por Ryder Scott y por 
Repsol. TABLA |. 48. 
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FIGURA |. 73: ESCENARIOS DE DESARROLLO 


TOTAL HUACAYA AND MARGARITA 
RYDER SCOTT - H1A, Hi1B, H2 
1P 2P 3P 
4,190,103 6,537,192 15,275,945 
RF 51.7% 51.3% 50.9% 


EUR 2,165,238 3,355,005 7,776,712 
Remaining 2,053,105 3,242,872 7,664,579 
Cumulative 112,133 112,133 112,133 


REPSOL - H1A, H1B, H2 
1P 2P 3P 
GIP 3,827,130 5,707,090 11,340,000 
RF 62.3% 64.0% 51.2% 


EUR 2,382,440 3,649, 980 5,809,000 
Remaining 2,270,307 3,537,847 5,696,867 
Cumulative 112,133 112,133 112,133 


Los factores de recuperación fueron obtenidos de la última corrida de simulación 
realizada por Repsol en la cual se combinaron los campos de Margarita y Huacaya. 


FIGURA |. 74: CAMPO MARGARITA 
GAS PRODUCIDO (MPC) 
(Sept/2000 — Jun/2011) 
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FIGURA |. 75: CAMPO MARGARITA 
(Sept/2000 — Jun/2011) 


CONDENSADO PRODUCIDO (BBL) 
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FIGURA |. 76: MAPA ESTRUCTURAL DEL Hía POSTERIOR AL MGR4 
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FIGURA |. 77: MAPA ESTRUCTURAL DEL H1b POSTERIOR AL MGR-4 
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FIGURA |. 78: MAPA DEL H2 POSTERIOR AL MGR-4 
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CAMPO ITAU 
EMPRESA OPERADORA PETROBRAS BOLIVIA S.A. 


TABLA l. 49: BLOQUE XX TARIJA OESTE 


, FASE DE TIPO DE HIDROCARBURO 
CAMPOS: 1 | ACTIVIDAD | CAMPO PRODUCIDO 
1. ltau En produccion Grande Gas y condensado 
ANTECEDENTES 


La empresa Total Bolivia (TEPB), adquirió el Bloque XX Tarija Oeste, el 6 de noviembre 
de 1997 a las empresas TESORO BOLIVIA PETROLEUM COMPANY y ZAPATA 
EXPLORATION COMPANY, quienes habían obtenido previamente estos bloques de 
YPFB bajo el Contrato de Riesgo Compartido 08/97 suscrito mediante INSTRUMENTO 
PUBLICO 2685/97. 


A fines del año 2010, PETROBRAS BOLIVIA SA se convierte en el nuevo operador del 
campo, gracias a la cesión y transferencia por parte de TOTAL ESP BOLIVIE del 34% de 
su porcentaje de participación en los derechos y obligaciones derivados del Contrato de 
Operación firmado con YPFB y BG BOLIVIA, en favor de PETROBRAS BOLIVIA SA 
(30%) y YPFB CHACO SA (4%) respectivamente. 


ACTIVIDADES EXPLORATORIAS 
SISMICA Y GEOLOGÍA 


Las serranías Subandinas, que se extienden desde la Republica Argentina y tienen su 
mejor expresión en el territorio boliviano, fueron investigadas mediante la fase de mapeo 
superficial, inicialmente por geólogos de la Standard Oil Co. Posteriormente en el año 
1963, YPFB efectuó estudios detallados de geología de superficie en la serranía de San 
Alberto, en la cual está emplazado el campo ltau. 


Los resultados de las investigaciones apuntalaron perforaciones someras en la serranía 
de San Alberto, en las culminaciones de Achiralito y San Alberto. En el año 1965, YPFB 
en la busqueda de liquidos perforó dos pozos someros en la culminación de Achiralito, 
que es la extensión Norte del campo Itaú. Ambos fueron abandonados por improductivos. 


EXPLORACION SISMICA EFECTUADA POR LA EMPRESA TOTAL ESP BOLIVIA 


TOTAL E8P Bolivia desde el año 1997, efectuó en el área numerosas actividades 
exploratorias, iniciando con la validación de los mapas geológicos que confeccionó YPFB 
mediante trabajos de geología de superficie. Seguidamente se realizaron operaciones de 
prospección sísmica tipo 2D, gravimetría, magnetotelúrica y el correspondiente 
procesamiento y reprocesamiento. 
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En los años 1997, 1998 y 2000 se realizaron tres campañas de adquisición sísmica, que 
fueron la base para iniciar las operaciones de perforación exploratoria que culminaron con 
el descubrimiento del campo ltaú. 


PROSPECTO SISMICO 2D AÑO 1997 


Este proyecto consistió en el registro de cuatro líneas transversales de rumbo N-SE y una 
longitudinal de rumbo NE-SW, cubriendo un total de 183.92 Km. lineales. 


El objetivo de estas investigaciones fue definir el estilo estructural dominante en el bloque, 
sobre todo para las formaciones del Sistema Devónico, donde los plegamientos formados 
por propagación de falla modelan el estilo estructural predominante. 


Por tratarse de un área conformada por serranías, sin experiencias previas de registro 
sísmico, se realizaron costosas pruebas de cantidad y profundidad de carga, además de 
una prueba de ruidos, con el fin de determinar los mejores parámetros de registro a ser 
utilizados. 


PERFORACIÓN EXPLORATORIA 


TOTAL E8P BOLIVIA perforó 3 pozos profundos ltau-X1, ltaú-X1A, ltau-X2 e Itaú-X3 en 
los años 1999, 2001 y 2004 respectivamente. 


El el pozo ltaú-X1, fue abandonado cuando alcanzó la profundidad de 992 m. debido al 
hundimiento del terreno que ocasionó una fuerte inclinación del equipo y la torre. Este 
fenomeno geológico dió lugar al movimiento del equipo 22 m. para iniciar la perforación de 
un nuevo pozo, el ltaú-X1A. 


Los pozos ltau-X1A e Itaú-X2 son productores de gas-condensado, el pozo ltaú-X3, 
clasificado como de avanzada, ubicado a 17 Km. al Norte del ltaú-X2, fue declarado seco. 


POZO ITAÚ-X1A 


La nueva perforación de este pozo de categoría profunda, realizada entre fines de junio 
de 1998 y mediados de agosto de 1999, tuvo éxito, ya que fue descubridor del campo al 
declararse productor de volúmenes muy importantes de gas-condensado. El objetivo de la 
perforación exploratoria del pozo ITU-X1A fue alcanzado. La perforación presentó 
problemas al inicio, debido a problemas del lodo de perforación y fue necesaria la 
realización de perforación dirigida; la profundidad alcanzada, asi como el tiempo de 
ejecución fueron superiores a los programados, por lo que el costo del pozo fue elevado a 
pesar de toda la información obtenida. 


POZO ITAÚ-X2 


Fue perforado entre fines de marzo del 2000 y mediados de febrero del 2001, es un pozo 
de avanzada productor de gas-condensado de las Fms. Huamampampa y Santa Rosa. La 
profundidad alcanzada y el tiempo empleado en la perforación, fueron mayores a los 
establecidos en el programa, debido a que tambien fue necesaria la realización de 
perforación direccional. Este pozo es uno de los de mayor producción del país. 
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POZO ITAÚ-X3 


El ITU-X3, ubicado a 17 Km al Norte del ITÚ-X2, es un pozo de avanzada puesto que 
debía delimitar los reservorios productores. Perforado desde agosto del 2002 hasta abril 
del 2003 al alcanzar la profundidad de 5940 m, por su posición estructural baja con 
relación a los anteriores fue abandonado, el 03 de mayo de 2003. Este pozo, aunque fue 
declarado seco, en términos de perforación no tuvo los problemas encontrados 
anteriormente, por lo que se concluyó en menor tiempo y costó menos de lo programado. 


RESERVAS Y PRODUCCIÓN 
FORMACIÓNES PRODUCTORAS 


Los niveles reservorio en el campo ltaú pertenecen a las Fms. Huamampampa, Icla y 
Santa Rosa, todas de edad Devónica. De acuerdo al comportamiento de la presión 
medida en los tres pozos perforados se concluye que los reservorios de ltaú y San Alberto 
están interconectados, pues hasta noviembre de 2005 se observó una importante 
reducción de presión en ltaú debido a la producción de gas (0.4 TCF) y condensado (7.9 
MMbbl) en San Alberto. 


El campo ltaú tiene un buen potencial de producción y mediante los dos pozos que 
resultaron productores (uno de ellos ITU-X2, fue completado para producir los 3 niveles) 
se estima producir inicialmente alrededor de 40 MMpcd con una relación gas/condensado 
de 50000 pc/bbl para Huamampampa y 100000 pc/bbl para Santa Rosa. 


En base a las pruebas DST se construyeron curvas de productividad de los reservorios a 
diversas etapas de agotamiento. 


HISTORIAL DE PRESIÓN 


FIGURA |. 79: HUAMAMPAMPA - HISTORIA DE PRESION 


HUAMAMPAMPA- HISTORIA DE PRESION 
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FIGURA |. 80: SANTA ROSA - HISTORIA DE PRESION 
SANTA ROSA 


Estos dos gráficos demuestran la interconexión de los reservorios entre dos campos, San 
Alberto e ltaú. El primer grafico considera las presiones medidas en 3 pozos de San 
Alberto en Septiembre de 2003 para objeto de comparación. 


RESERVAS 


Con la información descrita en los párrafos anteriores, mas el análisis de fluidos 
producidos y otra información, se hizó una análisis de la razonabilidad de las reservas 
determinadas por D8M para este campo. Para ello se realizó un análisis probabilístico tipo 
Montecarlo y un análisis de balance de materia para los reservorios principales. 


Con estos análisis, el 2006 se concluyó que las reservas determinadas en dicho informe 
están sobreestimadas. Las reservas probadas iniciales del campo son del orden de 1.8 
TCF y al presente, parte de estas reservas iniciales han sido producidas por los pozos de 
San Alberto, provocando que las reservas remanentes probadas a Diciembre de 2005 que 
debían ser utilizadas para pronósticos de producción fueran las siguientes: 


TABLA |. 50: RESERVAS CAMPO ITAÚ 


RESERVORIO RESERVORIO SEPARADOR dere 
(TCF) (TCF) 
HUAMAMPAMPA 1.30 1.27 25.9 
ICLA (21%) 0.08 0.08 16 
SANTA ROSA (79%) 0.33 0.32 3.8 
TOTAL ITAÚ 171 1.67 31.3 


FORMACIÓNES PRODUCTORAS 


El campo ltaú tiene tres formaciones productoras de hidrocarburos pertenecientes al 
Sistema Devónico que son Huamampampa, Icla y Santa Rosa; la primera esta subdividida 
en tres unidades que se denominan H1, H2 y H3. 
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La roca reservorio en estas formaciones se compone de areniscas cuarciticas de grano 
fino a muy fino con muy pobre porosidad primaria. Diversos autores coinciden que la 
porosidad efectiva corresponde a macrofacturas de origen tectónico las mismas que a 
pesar de tener una porosidad baja, tienen una buena permeabilidad. 


Estas mismas formaciones están presentes en el campo San Alberto colindante con Itaú 
en su límite sur y de acuerdo al informe de D8¿M, el campo Macueta en el norte de 
Argentina también forma parte de este complejo productor. El campo San Alberto 
comenzó a producir en Diciembre del 2000 y a junio del 2006 tenía una producción 
acumulada de 402,273 MMpc de gas (0.4 TCF) y 7.9 MMbbl de condensado. 


Debido a dicha producción, la presión en los pozos de San Alberto muestra una 
disminución acorde con la producción. Una declinación similar se observa en la presión 
del pozo ltaú X-2, a pesar que el mismo no ha sido puesto en producción. De acuerdo al 
comportamiento de la presión medida en los tres pozos perforados en ltaú se concluye 
que los reservorios de ltaú y San Alberto están interconectados. 


De los tres pozos perforados, dos resultaron productores y uno de ellos fue completado 
para producir los tres niveles. La producción conseguida en pruebas DST tiene un buen 
potencial de flujo y varía según el choke utilizado, desde 12 a 30 MMpcd con una RGC de 
50000 pc/bbl para Huamampampa y 100.000 pc/bbl para Santa Rosa. 

PRUEBAS DE FORMACIÓN 


Las pruebas más representativas realizadas, se listan a continuación: 


HUAMAMP AMPA 
TABLA |. 51: ITU-X1A TABLA |. 52: ITU-X2 
Gas | Condensado RGC Gas Condensado RGC 
Chocke | (Mpcd) (bpd) (pc/bbl) Chocke | (Mpcd) (bpd) (pc/bbl) 
20/64 11766 261 45076 24/64 14267 276 52552 
32/64 | 21330 598 35696 28/64 18646 421 44246 
48/64 | 30700 837 36698 32/64 22071 509 43322 


A modo comparativo, la producción de San Alberto en este mismo reservorio comenzó 
con una RGC de 46,000 y al 2006 presentaba un valor de 51,000 pc/bbl. 


SANTA ROSA 
TABLA 1. 53: ITAÚ X2 SANTA ROSA 


Gas Condensado RGC 
Chocke (Mpcd) (bpd) (pc/bbl) 
28/64 19780 195 101435 
32/64 24410 215 113534 
36/64 27280 304 89736 
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PRESIÓN DE FORMACIÓN 


La documentación revisada, aporta los siguientes datos de la presión de los reservorios: 


TABLA l. 54: HUAMAMPAMPA TABLA l. 55: SANTA ROSA 
POZO | FECHA aa POZO | FECHA a 
ITU-X1a | 06-jun-99 7091 ITU-X2 | 19-ene-01 7291 
ITU-X1a | 14-jun-99 7079 ITU-X2 | nov-05 7035 
ITU-X2 | 20-sep-00 6956 
ITU-X3 | 10-abr-04 7304 
ITU-X2 22-nov-05 6325 


Esta información ha sido analizada para establecer la presión verdadera del reservorio 
tomando en cuenta la restitución de presión completa, y llevada a un nivel de referencia 
para Huamampampa y otro para Santa Rosa. 


PRESIÓN A NIVEL DE REFERENCIA 


Para la Huamampampa se ha tomado el nivel de referencia de 3400 mbnm y para Santa 
Rosa, 4100 mbnm. 


Los cálculos de las presiones a estos niveles se pueden ver en la siguiente hoja de 
trabajo. 
TABLA l. 56: TABLA DE PRESIÓN A NIVEL DE REFERENCIA 


| RESERVORIOS HUAMAMPAMPA | NIVEL REFERENCIA TOMADO DE | H2 A 3400 | MBNM 
A mb | Two | menm [| [|  [PresioN 
Pozo | FECHA | GAUGE | GAUGE | GAUGE | PRESION [GRADIENTE —ANR 
MER O 


10-abr-03 
22-n0v:05 


Se ha estimado la presión del pozo ITU-X3 al nivel de referencia, tomando en cuenta el 
gradiente de agua hasta el contacto gas-agua (CAG) y el gradiente de gas desde este 
contacto al nivel de referencia. Es muy probable que este contacto gas-agua sea más alto, 
lo cual disminuiría la presión de este pozo y lo pondría en línea con la historia de los otros 
pozos. Al 2006, el nivel de agua en Huamampampa fue estimado en base de las 
presiones de los pozos ITU-X2 e ITU-X3 en 4077 nbnm. 


06-jun-99 0.396 


Santa Rosa tiene los siguientes datos de presión: 
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TABLA |. 57: TABLA DE PRESION A NIVEL DE REFERENCIA 


| RESERVORIO SANTA ROSA [NIVEL REFERENCIA | |4100MBNM| | 
o po | OM | To | mem |  |PRESION| 


| POZO | FECHA | GAUGE | GAUGE | GAUGE | PRESION | GRADIENTE | ANR_| 


TEMPERATURA DE LAS FORMACIÓNES 
a) HUAMAMPAMPA 


La temperatura del reservorio al nivel de 3400 mbnm, fue determinada en 118.2 *C 
equivalente a 245 *F. 


b) SANTA ROSA E ICLA 


De manera similar para estos reservorios, pero al nivel de 4100 mbnm, se ha 
determinado una temperatura de reservorio igual a 132.2 *C equivalentes a 270 *F, 


TABLA |. 58: HOJA DE TRABAJO-DETERMINACIÓN DE TEMPERATURA DE 
RESERVORIOS 


ENE 
TEMP *C A NR | ANR 2C | 


20-sep-00 


POTENCIAL A FLUJO ABIERTO 


Con la información anterior, se verificaron los cálculos de potencial a flujo abierto (AOF) 
de Huamampampa en el pozo ITU-X2, además de haberse realizado cálculos adicionales 
en el pozo ITU-X2 para Santa Rosa y en ITU-X1 para Huamampampa. 
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BLOQUE IPATI, SERRANÍA INCAHUASI - CAMPO INCAHUASI 
EMPRESA OPERADORA TOTAL EXPLORACION PRODUCCION BOLIVIA (TEPB) 
HISTORIA EXPLORATORIA 


En la década del año 1920 la compañía Standard Oil, realizó trabajos de geología de 
superficie en esta zona y confeccionó los primeros mapas geológicos. No llegó a efectuar 
perforaciones exploratorias. 


YPFB entre los años 1963 y 1964, en base a la exploración de superficie determinó varias 
culminaciones, en las cuales perforó los pozos someros Aquio-X1, Lagunillas-X1 y Pincal- 
X1, que resultaron negativos. Tecpetrol perforó los pozos someros Curuyuqui-X1001 y La 
Montaña-X1001, también con resultados negativos. 


TOTAL E4P, nueva operadora del área realizó trabajos exploratorios que condujeron a la 
perforación del pozo Incahuasi-X1, que aunque resulto improductivo, fue aprovechado 
para la apertura de una ventana en la cañería que permitió direccionar el nuevo agujero y 
realizar una perforación dirigida, que culminó exitosamente con el descubrimiento de gas 
en los reservorios de la Fm. Huamampampa. 


ACTIVIDADES EN EL BLOQUE IPATI, SERRANÍA INCAHUASI 

RELEVAMIENTO GEOLÓGICO 

El proyecto fue ejecutado por la empresa Geoambiente Limitada, con el fin de realizar la 
verificación y actualización de los aspectos geológicos sobre el alineamiento estructural 
de la Serranía de Incahuasi, con el objeto de obtener mayor información de los aspectos 
geológicos del área, especialmente datos estructurales que coadyuven en la 
interpretación del modelo estructural-estratigráfico del área. 


Se inicia el 6 de abril de 2003 y termina el 1 de mayo de 2003, con una duración de 24 
días efectivos de trabajos de campo. 


ALCANCE 


Verificación de la cartografía geológica existente en el área 


o 


Verificación de la columna estratigráfica de campo de YPFB y descripción litológica 
de las formaciones. 

Verificación de los datos estructurales. 

Muestreo. 

Toma de muestras de filtraciones de petróleo. 


o .p20p 


Relevamiento geológico sobre la línea sísmica TO3-101. 


TOPOGRAFÍA 
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El área del proyecto se encuentra en una zona, cuyas características topográficas 
representan altos con pendientes abruptas concordantes con un anticlinal fallado y con 
ejes de dirección predominantemente N-S. 


SISMICA 
ADQUISICIÓN SISMICA 2D 


Los proyectos de exploración sísmica en las áreas del Subandino de Bolivia, presentan 
los mismos problemas complejos en su ejecución durante los trabajos de campo. En virtud 
a esta situación no se presenta ningún detalle de los procedimientos en la ADQUISICION 
SISMICA 2D de IPATI y nos limitamos a señalar que es similar a lo ejecutado en el 
PROSPECTO SISMICO 2D AÑO 1997 del bloque ltau. 


PROYECTO MAGNETO TELÚRICO 


En Mayo del 2003 la emprea Geosystem SRL, realizó una medición de 35 estaciones 
magnetoteluricas MT-TDEM y 94 estaciones de gravedad sobre la línea sísmica TO3-IP01 
en el Bloque Ipati. 


La gravimetría confirmó la naturaleza asimétrica del tope Carbónico y Devónico en la 
culminación del anticlinal de Incahuasi, como también lo hizo la respuesta magneto 
telúrica. Por contraste la información magnetotelúrica es sensitiva a estructuras profundas. 
El resultado de la prospección magnetotelúrica, confirmó un alto estructural de la 
formación Huamampampa a 3.500 mbnm para el anticlinal de Incahuasi. 


En la Tabla 1.59, se detalla los trabajos exploratorios en esta zona. 


TABLA |. 59: EXPLORACIÓN - CAMPO INCAHUASI 


RUBROS TÉCNICOS CLASIFICACIÓN PERFORACIÓN EXPLORATORIA 
Prospección superficial | Mapeo Geológico 
] Aeromagnetico En el mes de marzo del año 2003, 
Aeromagnetometría , mediante Resolución de Directorio 
Gravimetría 


PTE 016/2003, YPFB aprueba la adquisición 
Adquisición Sísmica 2D__ del 80% del Contrato de Riesgo 


més TECPETROL Compartido existente entre Tecpetrol y 
TEPB YPFB a favor de TEPB, participación que 
Adquisición Sísmica 3D la transforma en operadora del Bloque 

IPATI. 

Procesamiento y e . e 

Reprocesamiento seismic Procesing En este bloque inicialmente fueron 
Seismic Reprocesing perforados los pozos La Montaña y 

Magnetotelúrica Magnetotellury Curuyuqui, programados para alcanzar 


profundidades entre 2000 a 2800 m., y 
que dieron resultados negativos. 


Geología y Geofísica Geología y Geofísica 


Finalmente la empresa TEPB inicia la fase de perforación exploratoria con la perforación 
del pozo Incahuasi-X1, 
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POZO INCAHUASI-X1 (POZO ICS-X1) 


El año 2003 se programó la perforación del pozo ICS-X1, el cual aunque alcanzó la 
profundidad planeada, fue declarado pozo seco al no atravesar los reservorios Devónicos. 
La Figura 1.80, muestra la ubicación del pozo ICS-X1. 


Investigaciones geológicas definieron que direccionando el pozo ICS-X1, se llegaría a 
encontrar las Fms. Huamampampa, Icla y Santa Rosa del Sistema Devónico en una 
posición estructural favorable. En consecuencia, se decidió realizar un side track en el 
ICS-X1 a una profundidad de 2396 m y se direcciona el nuevo pozo ICS-X1ST. 


POZO ICS-X1ST 


De acuerdo a la información geológica obtenida, se planificó la perforación del pozo ICS- 
X1ST. Las operaciones iniciaron el 30 de abril de 2004 y finalizaron el 15 de noviembre 
del mismo año. Esta operación fue exitosa en tiempo y costo, ya que además de 
conseguir el objetivo (localizar la Fm. Huamampampa a 4905 m y haber investigado un 
total de 329 m) fue declarado productor de gas y condensado, con volúmenes 
comerciales. 


La Figura 1.82, tiene el detalle del complejo estilo estructural imperante en la serranía de 
Incahuasi. 


FIGURA 1.81: SECCIÓN ESTRUCTURAL O-E DEL ANTICLINAL INCAHUASI 
POZO ICS-X1 


> q " . 
Límite de la Sísmica 3D A —_—_—_—_ Bloque Aquio. —————_—__——»> 


SECCIÓN ESTRUCTURAL O-E DEL ANTICLINAL INCAHUASI - TOTAL BOLIVIA 


Incahuasi . y.  AquioX-1001 


A 


5 Kilómetros 
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FIGURA l. 82: UBICACIÓN POZO ICS -X1 
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CAMPOS GRANDES - RESERVAS 
DEFINICIÓN 


Se ha agrupado localmente, en base a algunas consideraciones y modificaciones 
realizadas a la clasificación internacionalmente aceptada de los años 90 (Tabla 5. Página 
12), a los Campos San Alberto, Sábalo, Margarita e ltau, como Campos Grandes, ya que 
poseen una reserva original recuperable de más de 3 TCF de gas. 


Si bien se ha comprobado que el campo ltau es la continuación Norte del campo San 
Alberto, por existir continuidad de sus reservorios, se ha consignado su reserva aparte, 
respetando el criterio de las Empresas Operadoras y auditorias. 


En el caso de Margarita, no se disponía de un informe efectuado por la firma consultora, 
por lo cual se ha utilizado un informe de Repsol, traducido del inglés. Tampoco se 
disponía de un informe de reservas del campo Sábalo, por lo que se utilizó un Informe de 
simulación realizada, además de las cifras del informe de DM. 


A continuación se expone una tabla de reservas probadas desarrolladas para dichos 
Campos, exceptuando a Margarita que incluye las reservas no desarrolladas. 


TABLA |. 60: RESERVAS PROBADAS DESARROLLADAS 
RESERVAS CAMPOS MAYORES ——— —— PETROLEO/CONDENSADO 


TO PRODUCCION | RESERVA | VOLUMEN  |[PRODUCCIÓN| RESERVA 
CAMPO | RESERVORIO 
ORIGINAL | ACUMULADA | ABRIL/06 | RECUPERABLE | ACUMULADA | ABRIL/06 


MILLONES MILLONES | MILLONES 


E TOR | TCF| 

1 
2 
4 SUMATOTAL| | 1053 | 08182 | 9768 | 19266 | 21854 | 170806 
mu | (| 17 | —|)167 | 33 | | 33 | 
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CAPITULO ll 
CAMPOS MEDIANOS Y PEQUEÑOS 


11.1 PROVINCIA PETROLERA SUBANDINO SUR 


TABLA Il. 1 


EMPRESA : REPSOL YPF ESP BOLIVIA 


1. Monteagudo 
2. Cambeiti 
3. ltatiqui 


CAMPO MONTEAGUDO 


Yacimientos Petrolíferos Fiscales Bolivianos, fue el operador absoluto del campo hasta 
abril de 1996. Posteriormente el 1 de diciembre de 1997 YPFB suscribe un Contrato de 
Riesgo Compartido con la Empresa Maxus Bolivia Inc. para ejecutar trabajos en el campo 
Monteagudo, el mismo que fue protocolizado en agosto de 1998. 


En junio de 2003 YPFB da su consentimiento para que Maxus subrogue y transfiera el 
100% de sus derechos y obligaciones contractuales a favor de Repsol YPF EXP Bolivia 
S.A., para realizar actividades de exploración, explotación y comercialización de 
hidrocarburos, en el campo Monteagudo. La participación accionaria en este contrato es el 
siguiente: 


Repsol YPF ESP Bolivia S.A. 30% 
Petrolex S.A. 30% 
Petrobras Bolivia S.A. 20% 
Andina S.A. 20% 


Actualmente es parte del Contrato de Operación N*39 con fecha de suscripción el 28 de 
octubre de 2006 y fecha efectiva el 2 de mayo de 2007. 


El campo Monteagudo está ubicado en la provincia Hernando Siles del Departamento de 
Chuquisaca, a 270 kilómetros de la ciudad de Santa Cruz y a 40 kilómetros al Oeste de 
Camiri. Desde su descubrimiento en marzo de 1967, se perforaron 57 pozos de desarrollo 
con una profundidad promedio de 1800 metros, 9 resultaron secos y 33 abandonados y/o 
por su baja producción 2 inyectores de agua y 13 en producción, de los cuales, solo 4 
pozos producen por flujo natural y el restante mediante gas lift. 


La Figura ll.1 detalla la ubicación de los pozos perforados para su explotación. 
CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 
El campo Monteagudo, morfoestructuralmente forma parte de la Faja Subandina Sur, en 


la clasificación de zonas petroleras de Bolivia se sitúa en la Zona Tradicional, en el 
extremo Norte de la serranía del Ingre. 
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Descubierto por YPFB en marzo de 1967, con la perforación del pozo MGD-X2. Luego de 
perforarse varios pozos se estableció que el campo tiene múltiples reservorios 
mayormente productores de petróleo, distribuidos prácticamente en toda la secuencia 
sedimentaria que abarca las sedimentitas Terciarias hasta las rocas del Carbonífero 
Medio. Tablas 11.2 y 11.3. 


El campo Monteagudo fue uno de los de mayor importancia para YPFB, desde su 
descubrimiento, por sus niveles de producción y reservas de petróleo. Fue objeto de 
diversos estudios para evaluar el comportamiento primario de los yacimientos 
productores, principalmente de los reservorios Ingre-Piraimiri por sus excelentes 
propiedades petrofísicas y su mayor espesor saturado, el perfil del historial de producción 
es indicativo del comportamiento global del campo. Ver capitulo de reservas y producción. 
La secuencia estratigráfica y reservorios investigados por los pozos perforados se indican 
en la Tabla 11.2. 


TABLA ll. 2 


SISTEMA 
Terciario 
Jurásico 

Piraimii | 


Piraimiri 
Pérmico 
Escarpment AAA 
Carbonífero | Tupambi______[|_ 
Devónico_ | iquri______|_ | 


RESERVORIOS DEL CAMPO MONTEAGUDO 


Los reservorios productores de hidrocarburos son los siguientes: 


TABLA Il. 3 


TIPO DE 
RESERVORIO | SISTEMA HIDROCARBURO 
Yahua 


Posible gasífero. Sin 
Bañados Terciario Producción 
Azurdu Petrolífero 


Timboy 
San José 
Ingre 
Piraimir 
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TABLA 11.3 (CONTINUACIÓN) 


TIPO DE 
a Ea CCOO 


Tacuari | | Pérmico | Petrolítero. | 


Petrolífero 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


El campo Monteagudo corresponde a un pliegue anticlinal de tipo cajón, amplio y alargado 
en dirección Norte-Sur con una longitud de 20 km por una amplitud de 4 km para las 
formaciones aflorantes. Tiene hundimientos norte y sur bien definidos, hacia el sur 
mediante una silla estructural se vincula con la estructura anticlinal de Ingre. Ver Figura 
11.2. 


La información sísmica muestra una estructura sin mayores complicaciones tectónicas; 
existen pequeñas fallas que no inciden mayormente en la configuración del pliegue y 
desarrollo de los reservorios. Ver Figura 11.3. 


El pozo MGD-12 alcanzó una profundidad final de 3989 metros, es el más profundo del 
campo. Comprobó la Falla San José en la profundidad de 3100 m. Esta falla divide la 
estructura en dos láminas importantes, en la lámina superior se desarrollan todos los 
reservorios en actual explotación; en cambio en la lámina inferior sin producción de 
hidrocarburos, se cobijan las formaciones del grupo Macharetí hasta las formaciones del 
Sistema Devónico, estas últimas altamente productivas en otras estructuras. 


Página 118 


Aspectos Geólogicos Campos Medianos y Menores MHE - Cooperación Canadiense | 


FIGURA ll. 1: CAMPO MONTEAGUDO - UBICACIÓN DE POZOS 
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FIGURA Il. 2: CAMPO MONTEAGUDO MAPA ESTRUCURAL AL 
TOPE DEL RESERVORIO PETACA 
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FIGURA Il. 3: CAMPO MONTEAGUDO MAPA ESTRUCTURAL 
AL TOPE DEL RESERVORIO INGRE 
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GEOQUIMICA Y MIGRACION 


Como en toda la faja subandina la principal roca madre son las lutitas de la formación Los 
Monos, que tienen un espesor aproximado de 600 metros; está caracterizado por un 
contenido de T.O.C. que varía entre 0.2 y 1.8 WT% con kerógeno tipo ll y lll de origen 
marino y material orgánico de origen continental capaz de generar gas y petróleo. El valor 
del S; varía entre 1.3 a 4.5 mg. por gramo de roca total. También se pueden considerar 
como roca madre las pelitas del Icla y otras de edad silúrica. 


En cuanto a la generación y migración de acuerdo a los modelos geoquímicos efectuados, 
habrían dos fases de generación y migración de hidrocarburos, una hace 200 a 300 
millones de años con generación de hidrocarburos líquidos de rocas madres silúricas y la 
segunda fase hace unos 10 millones de años con soterramientos de los lineamientos por 
fallamientos y cabalgamientos, que generaron líquidos, condensados y gas de rocas 
madres devónicas. 


RESERVAS 


Este campo cuenta con reservas marginales y la mayoría de sus pozos están cerrados. 
Las Gross remaining Hydrocarbon Reserves as of July 31, 1992 son: 


TABLAlI. 4 


GROSS REMAINING HYDROCARBON RESERVES 
(As of July 31, 1992) 


Petroleo (bbl) |Gas Natural ( MMpc) 


Proved Producing Secondary 
Proved Undeveloped Primary 


Al 31 de diciembre de 1997 la producción acumulada del campo fue de 63,215 MMpc de 
gas en separador y 35,179.000 bbl de petróleo y condensado. 


Las inversiones se concentraron en actividades de exploración, perforando cuatro pozos 
entre el año 1999 a 2000 con el siguiente detalle: 


TABLA II. 5 
POZO PROFUNDIDAD (m) COSTO (uS) CLASIFICACION FINAL 
MGD-X1001 3,515.0 4,430,294.0 Acuifero 
MGD-X1002 3,517.0 3,587,401.0 Seco 
MGD-X1003 3,312.0 3,337,959.0 Productor 
MGD-X1004 3,000.0 2,278,365.0 Seco 


En el año 2000 se realizaron 30 km2 de sísmica 3D y la perforación del pozo San Jorge- 
X1 en la estructura compartida con el bloque Lagunillas alcanzando una profundidad de 
2783 metros. 
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Las facilidades con las que cuenta el campo son dos baterías y una planta para realizar el 
acondicionamiento del gas natural, con una capacidad de proceso de 9 MMpcd, que 
cuenta básicamente con sistemas de compresión, deshidratación, enfriamiento, 
almacenamiento y transferencia del condensado. 


CAMPO CAMBEITI 


El campo Cambeiti, es operado por la Cia. Repsol-YPF ESP Bolivia, se encuentra en una 
etapa madura de producción y de acuerdo a los cálculos sus reservas remanentes son 
muy bajas. Es un yacimiento marginal debido a que la producción de hidrocarburos de sus 
reservorios en explotación se encuentran en permanente producción y no existe 
incremento de reservas de otros reservorios u otras áreas del campo. 


Geográficamente se encuentra ubicado en la Provincia Cordillera del Departamento de 
Santa Cruz. Morfoestructuralmente forma parte del Subandino Sur. 


CONSIDERACIONES GEOLÓGICAS 


La Serranía de Charagua es un largo tren estructural, conformado por varias 
culminaciones someras que son: Abapó, Muchirí, Guariri, Saipurú, Ancasoro, Parapetí, 
CAMBEIT! e Itatiqui. 


En base a varios estudios geológicos de superficie efectuados en diferentes épocas, en el 
año 1976 se recomendó la perforación del pozo Cambeiti (CBT-X2), el cual brindo las 
pautas necesarias para el descubrimiento de petróleo. Con la perforación del pozo 
Cambeiti - X3 (CBT-X3), en ese mismo año se descubrió petróleo en reservorios de la 
Formación Iquiri, con volúmenes comerciales. 


El Pozo CBT - X2 alcanzó una profundidad final de 1454 metros constituyéndose en el 
único pozo que investigó la parte superior de la Formación Los Monos. Figura 11.5. Los 
reservorios productores de petróleo se encuentran entre 1200 - 1350 metros de 
profundidad promedio y son de tipo somero. 


Se han perforado 10 pozos para la explotación de los reservorios petrolíferos de la 
Formación Iquiri, que tiene los siguientes niveles: Cambeiti, DIQ -1, DIQ - 2, DIQ -3, DIQ - 
4, DIQ -5. La producción acumulada del campo es la siguiente: 


TABLA Il. 6 
PETROLEO GAS 
(BBL) (MPC) 
Reservorio Cambeiti 1014205 3691978 
Reservorios DIQ 171658 2653189 
TOTAL 1185863 6345167 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRÁFICAS 
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Por los pozos perforados en el campo Cambeiti, el subsuelo ha sido investigado 
estratigráficamente desde sedimentitas de la formación Chorro hasta la parte superior de 
las lutitas de la formación Los Monos. Los reservorios están distribuidos en la formación 
Iquiri y constituidos por niveles de areniscas. 


La secuencia estratigráfica que caracteriza al campo es la siguiente: 


TABLA II. 7 POZO CAMBEITY-X2 


Formacion | TOPE | OBSERVACIONES 
mbbp 
Taiguati Superficie 
Chorro 89 
Itacuami (T2) 590 
Falla Don Bosco 520 
Itacuami (T2) 885 
Tupambi 924 
Iquiri 1253 Productora de petróleo 
Los Monos 1593 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


Cambeiti es un pliegue anticlinal alargado, ligeramente asimétrico, su eje axial tiene una 
orientación en general Norte-Sur. 


El mapa estructural, Figura-11.4, muestra en detalle la configuración de la estructura y se 
observa que los niveles productores se encuentran en el bloque bajo de las fallas 
Cambeiti y Don Bosco, estas no inciden en la distribución de los fluidos en los reservorios. 


La zona de culminación se circunscribe a la latitud de los pozos CBT-5D, CBT- X3 y CBT - 
6D. Figuras 11.4. 


ESTADO ACTUAL DE LOS YACIMIENTOS DE LA FORMACIÓN IQUIRI 


La gráfica del historial de producción de los reservorios DIQ-3 y DIQ-5, muestra una 
gradiente de declinación normal que indicaría que las áreas de drenaje están siendo 
agotadas, pero no así las reservas, necesitándose perforaciones para incorporar nuevas 
áreas de producción. 
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FIGURA Il. 4: CAMPO CAMBEITY MAPA ESTRUCTURAL DEL TECHO DE LA 
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CAMPO ITATIQUI 


El campo ltatiqui se encuentra ubicado en la provincia Cordillera del Departamento de 
Santa Cruz y en el extremo sur de la serranía de Charagua. En el año 2000, después de 
efectuarse la adquisición de sísmica 2D se realizó la perforación del pozo ltatiqui-X1 para 
investigar la presencia de hidrocarburos en areniscas de las formaciones Tupambi e Iquiri. 
Este pozo descubrió petróleo en areniscas de la formación Tupambi. 


Actualmente el área de ltatiqui se encuentra en la fase de Retención, después de 
efectuada una nueva reevaluación se está analizando los diferentes sistemas de 
extracción con el propósito de poner en producción el pozo lItatiqui-X1. 


CONSIDERACIONES GEOLÓGICAS 
El anticlinal de Itatiqui es una culminación independiente con cierres Norte y Sud, 


claramente definidos para la culminación somera. Limita al Norte con el campo Cambeiti y 
al Sud con el hundimiento regional de la Serranía de Charagua. Figura 11.5. 


Página 125 


Aspectos Geólogicos Campos Medianos y Menores MHE - Cooperación Canadiense | 


La serranía de Charagua es el último lineamiento frontal del cinturón plegado y fallado del 
subandino Sur de Bolivia y la culminación de lItatiqui constituye el pliegue anticlinal más 
meridional de este cordón serrano. Figura 11.6. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La secuencia estratigráfica en la zona está constituida por sedimentitas desde el Sistema 
Devónico al Terciario, ésta consta exclusivamente de rocas clásticas. Al construirse la 
planchada del Pozo Itatiqui-X1, en la Figura 11.7, se exponen excelentes afloramientos de 
rocas de los sistemas Triásico y Carbonífero. 


La sección estratigráfica atravesada con la perforación del pozo ltatiqui-X1 está 
constituida por las formaciones basales del Sistema Carbonífero y las superiores del 
Devónico, los objetivos se localizan dentro de las formaciones Iquiri y Tupambi. En la 
Figura 11.8, se muestra la estructura anticlinal con sus unidades formacionales. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


En la Figura 11.8 se ha interpretado la estructura anticlinal de ltatiqui tomando como 
información geológica la sísmica 2D y el mapeo superficial, y que en definitiva 
corresponde a las típicas estructuras anticlinales del Subandino Sur con el desarrollo de 
sus unidades formacionales en sus flancos en secuencias estratigráficas sin fallamiento. 


En el pozo ltatiqui, la Formación Chorro tiene mayor espesor con relación a su similar del 
pozo Cambeiti-X3, esto es causado por efecto de una falla que atravesó el pozo ltatiqui, 
en la profundidad de 1370 metros Figura 11.8. 


La deformación de la lámina inferior, donde se localizan las acumulaciones de 
hidrocarburos, está vinculada a un corrimiento más profundo sobre el que se formaron las 
duplicaciones de la formación Los Monos. 


La Figura 11.10, refleja el diseño del anticlinal en profundidad y su zona saturada de 
petróleo. 


La Figura 11.9, muestra la relación estratigráfica-estructural de las estructuras ltatiqui- 
Cambeiti. 


INDICIOS DE HIDROCARBUROS 


Las principales detecciones se localizaron en el bloque bajo de la falla principal 
atravesada en 1370 mbbp, una concentración importante fue detectada en la formación 
Chorro, en el tope de la formación Tupambi y en la parte superior de la formación Iquiri. 
Además, fluorescencia natural calificada como regular a pobre fue observada en algunos 
testigos de pared dentro de la formación Chorro. 


PRUEBAS DE FORMACION 
Las pruebas de formación se realizaron con la finalidad de medir la producción de 


petróleo, gas y/o agua en aquellos niveles que presentaron el mayor potencial para 
contener hidrocarburos. 
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Se realizaron siete pruebas, dos en niveles de la formación Iquiri, cuatro en niveles de la 
formación Tupambi y una en la formación Chorro. 


Las reservas calculadas de petróleo para los reservorios de la formación Tupambi y el 
comportamiento del pozo durante una prueba de producción y quema de petróleo en la 
fosa se pueden visualizar en la Tabla 11.8 además reacción. 


Las figuras siguientes muestran las características estructurales y estratigráficas, además 
el trabajo de construcción de la planchada del pozo ltatiqui-X1, donde se visualizan 
afloramientos de rocas de diferentes formaciones litológicas, típicas de la faja del 
Subandino Sur. 


FIGURA ll. 5: BLOQUE CHARAGUA Y CAMPO ITATIQUE 
MAPA DEL SUBANDINO SUR 
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FIGURA Il. 6: CAMPOS CAMBEITY E ITATIQUI 
MAPA GEOLOGICO 
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FIGURA ll. 7: POZO ITAQUI-X1 
CONSTRUCCION DE LA PLANCHADA 


FIGURA ll. 8: : POZO ITATIQUI — X1: CORTE ESTRUCTURAL EN BASE A LA 
INTERPRETACION SISMICA 
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FIGURA Il. 9: BLOQUE CHARAGUA- AREA DE RETENCION 
ITATIQUI — CAMBEITI 
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FIGURA ll. 10: BLOQUE CHARAGUA- AREA DE RETENCION MAPA 
ESTRUCTURAL ITATIQUI — CAMBEITI: 
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TABLA Il. 8: RESERVAS DE GAS Y PETRÓLEO 
FORMACIÓN TUPAMBI 


E 


MMBO 


0.34 5.49 
6.06 120.26 
3.55 | 43,51 


Note: Est. Proportion oil-bearing =20% ; Assoc. Cond. From Primary Gas = 10 bcfmencf 
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PROVINCIA PETROLERA SUBANDINO SUR 


TABLA ll. 9 
SUBANDINO SUR 
EMPRESA : PLUSPETROL BOLIVIA 
CAMPO 1. Bermejo 
2. Barredero 
3. Toro 
4. Huayco 


Los campos Bermejo, Barredero y Toro son culminaciones someras que se encuentran 
desarrollados sobre la Serranía Candado de la faja del Subandino Sur y tanto sus 
características estratigráficas como estilo estructural se mantienen comunes. 


CAMPO BERMEJO 


El Contrato de Operación Bermejo, Toro y Barredero, Tigre y San Telmo fue firmado entre 
YPFB y Pluspetrol Bolivia Corporation S.A. en fecha 28 de octubre de 2006, aprobado 
mediante Ley N* 3648 del 23 de abril de 2007 y protocolizado ante Notaría de Gobierno 
en fecha 2 de mayo de 2007, que constituye fecha efectiva del Contrato. 


El Área de Contrato “Bermejo y Otros” incluye los Campos Bermejo, Toro, Barredero, 
Tigre y San Telmo, con una superficie de 4.04 parcelas y se encuentran ubicados en el 
Departamento de Tarija. 


CONSIDERACIONES GEOLÓGICAS 


El campo Bermejo es una estructura anticlinal que se encuentra ubicada en el triangulo 
Sur del país en el límite Meridional con la Republica Argentina. Su producción inicial fue 
del Sistema Carbónico de la formación Tarija y algunos pozos de la parte superior de la 
Formación Tupambi. En décadas pasadas en esta estructura se descubrió gas- 
condensado en reservorios profundos de la formación Huamampampa. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


En esta región el desarrollo de la secuencia estratigráfica esta dentro las características 
litológicas conocidas en la faja del Subandino Sur. A través de las perforaciones se ha 
llegado a investigar estratos de los sistemas Carbonífero que la conforman las 
formaciones: Escarpment, Tarija y Tupambi y rocas del Sistema Devónico integrado por 
las formaciones Los Monos y reservorios de la formación Huamampampa. Los 
yacimientos de la formación Tarija son de tipo lenticular, es decir son cuerpos arenosos 
entrampados dentro de las pelitas de dicha formación. 


Mediante el pozo el BJO-X44 se investigó el subsuelo profundo llegando a la parte 
superior de los reservorios de la formación Huamampampa del Sistema Devónico. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


Página 132 


Aspectos Geólogicos Campos Medianos y Menores MHE - Cooperación Canadiense | 


El pliegue anticlinal de Bermejo en superficie se halla afectado por varias fallas inversas, 
las que no tienen mayor influencia sobre los reservorios someros. La estructura está 
fracturada en sedimentitas del Terciario Bajo a Cretácico. La trampa es de tipo combinado 
y el factor estructural tiene influencia en la distribución de los fluidos (ver Figura 11.11). La 
empresa Pluspetrol que actualmente opera el campo realizó la reinterpretación del campo 
y elaboró modelos estructurales, los cuales se observan en la Figura 11.12. 


En el subsuelo profundo luego de atravesar la formación Los Monos, la que presenta 
presiones anormales, se encuentran importantes reservorios del Huamampampa 
productores de gas-condensado y descubiertos con la perforación del pozo profundo 
BJO-X44. 


EMPRESAS QUE ADMINISTRARON EL CAMPO BERMEJO (Tabla 11.10) 


El campo Bermejo desde el inicio de su producción estuvo a cargo de las siguientes 
empresas: 
TABLA II. 10: 


| AÑO | EMPRESA | 
1922-1936 | Standard- Oil 


1936-1990 YP.EB: 
1991 Pluspetrol 


Los primeros trabajos exploratorios en el área los realizo la Cia. Standard Oil Company 
entre los años 1921 a 1929. En agosto de 1922 perforó el pozo BJO-X1, concluyendo la 
misma en el año 1924 con un resultado negativo. 


En septiembre de 1924 esta compañía perforó el pozo BJO-X2 alcanzando una 
profundidad final de 602.59 metros con resultados altamente positivos, por lo que se 
constituyó en el pozo descubridor del campo con una producción inicial de 1500 BPD de 
petróleo de la Formación Tarija que pertenece al Sistema Carbónico. 


La empresa Standard Oil Company hasta el año 1927 perforó 8 pozos en el área de 
Bermejo; en marzo de 1937 se rescindió el contrato con esta empresa, pasando todos los 
bienes al estado para ser administrados por YPFB. 


Bajo la administración de YPFB a partir de 1942 se reinicia la producción de petróleo del 
Campo Bermejo con una producción inicial 130 BPD, con tres pozos productores. En el 
año 1943 se inicia en forma intensiva el desarrollo del campo, perforando 39 pozos hasta 
el año 1963. 


La historia de producción para los inicios de explotación del campo Bermejo muestra una 
creciente producción que llega a ser máxima en diciembre de 1962 con 602 BPD. 


POZOS PROFUNDOS PERFORADOS POR YPFB 


YPFB en el año 1968 inicia la perforación del pozo BJO-X42 para investigar los 
reservorios profundos de la estructura de Bermejo, sin llegar a concluirlo por diferentes 
causas, de manera similar se perfora el BJO-X43 en el año de 1981. Posteriormente en 
1987, con la perforación del BJO-X44 descubre petróleo liviano en la formación 
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Huamampampa, en los reservorios de Huamampampa | y Il que se encuentran separados 
tanto en sus techos y bases por potentes paquetes peliticos, cada uno con presiones de 
reservorio diferentes, lo que sugiere que son reservorios independientes y con su propio 
sistema de contacto agua - hidrocarburos. Figura !!.A. 


La empresa Pluspetrol actualmente administra el campo; la producción acumulada de 
petróleo, gas y agua del pozo Bermejo- X44, en la Formación Huamampampa | a abril de 
2006 es de 302.448 Bbls de condensado, 15.720 MMPC de gas y 655.192 Bbls de agua. 
Para los reservorios de Huamampampa ll, hasta mayo de 2006 es de 649 MBbls de 
condensado, 35.8 BPC de Gas y 3.411 MBbls de Agua. 


FIGURA !1.A: POZO SAL - X9 REGISTRO ELECTRICO DE LOS RESERVORIOS 
HUAMAMAMPA 1 y Il 
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RESERVORIOS SOMEROS 


Con respecto a los reservorios de la formación Tarija, su producción es bastante baja pero 
permanece constante especialmente en el pozo BJO-X2, que viene a resultar un hecho 
histórico. La Figura 11.11 muestra el mapa estructural al tope de la formación Tarija del 
campo Bermejo. 


En la Tabla 11.11, se observa el estado actual de los pozos productores del campo. 


TABLA Il. 11: ESTADO DE LOS POZOS PRODUCTORES DEL CAMPO BERMEJO 


PRODUCCIÓN / DÍA * LINEA DE FLUJO 


PRODUCTORA | LEVANTAMIENTO Bbls MPC Bbls 

6-5/8'5L-480 
| Teja | rece | si | 868 | 30me | 2 | 
| Tarja | Bombeo | 44 | | 25BL | 60m | 2 | 
Mes Po fp pp | 
——_ 
Meis 22 | 

MEAN ACI EC IPR ERC IEC AE 
>| ESA A 


| Mecánico | || | 
TOTAL (PROMEDIO DIARIO) 731 


La empresa Pluspetrol revisó y actualizó la geología del área y como resultado elaboró 
secciones estructurales balanceadas como se puede observar en la Figura 11.12 y 
mediante las imágenes satelitales obtuvo un detalle moderno de la topografía. Figura 
11.13. 
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FIGURA Il. 12: CAMPO BERMEJO MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE TARIJA 


FIGURAII.11: CAMPO BERMEJO SECCIONES ESTRUCTURALES 
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FIGURA Il. 13: TOPOGRAFIA BERMEJO 


RIO GRANDE DE TARIJA 


a 


CAMPO BARREDERO 


Se encuentra ubicado a 15 kms de la localidad de Bermejo, es una estructura anticlinal 
vinculada mediante una silla estructural con el campo Toro. El mapa estructural al tope 
Devónico de la Figura 11.21, muestra una estructura sin efecto de fallas. 


La fase de perforación exploratoria se inició con el pozo Barredero-X1 en el año de 1958, 
el cual resulto acuífero. Ese mismo año se perforó el pozo Barredero-X2 con un pobre 
aporte de gas y rastros de petróleo, mayormente produjo agua. 


Entre los años de 1963 y 1965 se perforaron los pozos Barredero 3, 4, 5 y 6, de los 
cuales el pozo N* 3 aportó en las pruebas iniciales una producción estimada de 100 
Bbls/d de petróleo y 1,3 MMPCD de gas en las arenas Bar-2 bloque bajo, a una 
profundidad de 1526 a 1559 metros. 


El campo estuvo en producción durante 3 meses, acumulando 1,19 Mbls de petróleo y se 
cerró debido a su rápido agotamiento. Actualmente los 6 pozos se encuentran cerrados y 
el campo abandonado. 
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CAMPO TORO 


El campo está situado al Norte de Bermejo, fue explorado mediante el método de 
prospección superficial. De acuerdo al mapa estructural, es una culminación afectada por 
fallas de poco rechazo, se vincula con el campo Bermejo y Barredero con sillas 
estructurales Figura 11.14. 


En 1955 se descubre el campo Toro con la perforación del pozo Toro-X1, concluyendo el 
desarrollo del campo en el año 1962, habiéndose perforado a esa fecha un total de 35 
pozos. En 1960 con 20 pozos activos se alcanzó la máxima producción de 847 BPD. 


TABLA Il. 12: ESTADO DE LOS POZOS PRODUCTORES DEL CAMPO TORO 


FLUIDOS PRODUCIDOS LINEA DE FLUJO 


LAMAS 
PETROLEO LONGITUD DIAMETRO 
LEVANTAMIENTO 

|_TOR-4 [Bombeo Mecánico] 57BLs | o  |6t6B | 60mts | 2" | 
| TOR-6 [Bombeo Mecánico] 44BLSs | o | o | 100mts | 2" | 
| TOR-7_|Bombeo Mecánico] 3+BLs_ | o  |164B | 450mts | 2" | 
| TOR-8 |Bombeo Mecánico] toBls | o | 06B | 300mts | 2" | 
| TOR-12 [Bombeo Mecánico] 63BLs | o | 38B | 500mts | 2" | 
| TOR-14 [Bombeo Mecánico] 126BLs_ | o  |252B | 1200mts | 2" | 
| TOR-15 [Bombeo Mecánico] 44BLS | o | 25B | 550mts | 2" | 
| TOR-16 [Bombeo Mecánico] 126Bls | o  |126B | 350mts | 2" | 
| TOR -19 [Bombeo Mecánico] 107BLs | o  |107B | 400mts | 2" | 
TOR-24 |Bombeo Mecánico] 129BLS | 0  |129B | 250mt | 2 | 
| TOR-25 | cr | iz6Bis | o | 1268 | 700mte | 2 | 
TOR-29 |Bombeo Mecánico] 101BLS | 0  |101B | 600mts | 2 | 
| TOR-31 [Bombeo Mecánico] 57BLs | o | 57B | 380mts | 2" | 
TOR-39 [Bombeo Mecánico] 44BLS_| o | 44B | 450mts | 2 | 
lo —ó Tora | awozsa ||o | 38 | | 


FIGURA ll. 14: CAMPOS: BARREDERO - TORO MAPA ESTRUCTURAL 
REFERIDO AL TOPE DEVONICO 
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CAMPO HUAYCO 


Es el campo más Occidental dentro de la zona petrolera de Bolivia, su estructura anticlinal 
fue delineada por trabajos de mapeo superficial. YPFB durante la década del 70 realizó 
nuevos estudios, integrando y reinterpretando toda la información de superficie y la 
obtenida por los pozos exploratorios de Río Salado, con el fin de reinterpretar la estructura 
de Huayco. 


POZO HUAYCO- X1 (Pozo HYC-X1) 


Como resultado de las nuevas investigaciones geológicas, a comienzos de los años 80 se 
perforó el pozo Huayco-X1 (HYC-X1), descubriendo gas seco y condensado en la 
formación Huamampampa del Sistema Devónico, a una profundidad de 1.223 metros. El 
pozo se cerró y quedo en reserva para YPFB, no se realizo ninguna campaña sísmica en 
el área. 


ACTIVIDAD EXPLORATORIA DE LA EMPRESA PLUSPETROL 


En noviembre de 1997 el bloque fue cedido a Pluspetrol, quienes realizarón un programa 
sísmico 3D de 250 km?, cubriendo la mitad norte del bloque, se obtuvo una mala calidad 
de los datos sísmicos debido a la gran complejidad estructural imperante en la zona, la 
alta densidad de fisuras presentes en toda la columna sedimentaria y las severas 
condiciones de la topografía del área. Sin embargo, con la información obtenida se realizó 
una interpretación sísmica con el objetivo de ajustar el modelo estructural del área. 


PERFORACION EXPLORATORIA 
Pozo Huayco- X1001 (Pozo HYC-X1001) 


En octubre de 1998 finalizó la perforación del Pozo Huayco- X1001 (Pozo HYC-X1001), 
tuvo la finalidad de establecer la extensión de los intervalos productivos del pozo Huayco- 
X1. La prueba DST realizada en el tramo 1227-1245 metros de la formación 
Huamampampa dio como resultado una producción de 153.573 m*/día de gas, 2 m?/día 
de condensado y 7 m*/día de agua con un orificio de 32/64”, el pozo fue cerrado y quedo 
en reserva. 


POZO HUAYCO - X1002 (Pozo-HYC-X1002) 


El pozo Huayco-X1002 se perforó entre octubre de 1998 y enero de 1999, con el fin de 
investigar la extensión y el potencial de los intervalos productores en la Formación 
Huamampampa y los reservorios de las formaciones Icla y Santa Rosa. Se hizo una 
prueba de formación en Huamampampa y pruebas de producción en las formaciones Los 
Monos y Huamampampa. 


La prueba DST realizada en el intervalo 1.760-1.890 mbbp en los niveles inferiores de la 
formación Huamampampa, aportó un volumen estimado de 260 m*/día de agua de 
formación y un aporte de gas leve e intermitente. En las pruebas de producción realizada 
en la formación Los Monos, (nivel 1.050-1.058 y 1.070-1.074 mbbp), fue el único que 
produjo gas seco con caudal y presión baja, por lo que no representa buenas 
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características como reservorio tanto por condiciones primarias como por fisuramiento; los 
demás ensayos que se realizaron en otras formaciones produjeron agua. 


La posición estructural muy baja por debajo del contacto gas-agua de la formación 
Huamampampa, de los pozos Huayco-X1 y X1001 fue determinante para la producción de 
agua; el pozo fue cerrado y está en reserva. 


PROVINCIA PETROLERA: SUBANDINO SUR 


TABLA ll. 13 
SUBANDINO SUR 
EMPRESA : ANDINA S.A. 
CAMPO 1. Guairuy 
2. Camiri 


Estos campos se hallan situados en la serranía de Sararenda, dentro del ámbito de la faja 
del Subandino Sur y en la zona petrolera de Bolivia. 


Geográficamente se ubican en la provincia Cordillera del Departamento de Santa Cruz, 
responden a un esquema tectónico bastante similar, están caracterizados por tener 
trampas de tipo anticlinal. 


CAMPO GUAIRUY 


Este Campo es productor de petróleo de 51? API y gas natural, tiene 21 pozos perforados, 
cuya ubicación se observa en la Figura 11.15; su producción proviene de la formación Iquiri 
del sistema Devónico Superior. Toda su producción se recolecta en baterías para luego 
ser enviada en camiones cisternas para ser entregada a ventas, el gas residual se usa 
como combustible. 


Es considerado como un campo marginal; en síntesis, este campo no presenta 
modificaciones significativas desde 1997 a la fecha. 


En lo concerniente a reservas probadas, tiene una tendencia descendente, debido a la 
explotación directa del campo y a la falta de inversión en exploración que permita la 
sostenibilidad de su producción. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La secuencia estratigráfica del subsuelo del anticlinal Guairuy, en su zona de culminación 
(área del pozo GRY-X24), inicia en rocas de la Formación Tupambi e inmediatamente 
subyacen sedimentitas de la formación Iquiri, en esta última se encuentran los reservorios 
productores de petróleo. 


El pozo Guairuy-X24, que es de profundidad mediana, atravesó la falla regional 
Carohuicho y en su bloque bajo descubrió petróleo en reservorios de la formación Iquiri; 
este hallazgo tiene un significado geológico importante puesto que se comprueba que los 
reservorios distribuidos en sus dos láminas almacenan petróleo en volúmenes 
comerciales. En la Figura 11.16 se visualiza la lámina colgante y yaciente de la falla 
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Carohuaicho donde se alojan los reservorios de la formación Iquiri, productores de 
petróleo. 


Los reservorios arenosos en los registros geoeléctricos son de fácil identificación, esto se 
muestra en la correlación estratigráfica de la Figura 11.17. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


La estructura de Guairuy es un pliegue anticlinal fallado y alargado en dirección Norte-Sur, 
constituye una culminación somera que para los niveles productores de petróleo de la 
formación Iquiri se encuentra sin alteraciones tectónicas, como se visualiza en el mapa 
estructural de la Figura 11.18. 


Los valores estructurales que brindaron los pozos de los campos de Camiri y Guairuy, 
especialmente las cotas estructurales de la arenisca Sararenda que es el principal 
reservorio productor de petróleo, ha permitido establecer que la culminación de Guairuy 
tiene mayor altura estructural que su similar de Camiri; en consecuencia, la estructura de 
Guairuy tiene preeminencia para la exploración de reservorios profundos. 


En base a la integración de valores geológicos (prospección sísmica 2D realizada años 
recientes, mapeo superficial y valores estructurales de pozos) se interpretó el subsuelo 
del campo Guairuy, cuyo resultado es la ubicación de un pozo exploratorio que investigara 
los reservorios profundos de la formación Huamampampa. Ver figuras 11.16 y 11.19. 


ACTIVIDAD DE EXPLORACIÓN 


La actividad de exploración en Guairuy ha sido nula hasta la fecha de las auditorias; sin 
embargo, actualmente se perfora el pozo exploratorio profundo Sararenda-X1, con el cual 
se investigará los reservorios de la formación Huamampampa. 


EXPLOTACIÓN 


El cuadro de la situación actual del campo Guairuy se ve reflejada en la Tabla 11.14, en el 
cual se observa que de un total de 22 pozos, solo 4 están en producción. 


TABLA ll. 14: CAMPO GUAIRUY 
ESTADO DE LOS POZOS PERFORADOS 


PRODUCTORES 
ABANDONADOS | 9 | 


ABANDONO 
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FIGURA ll. 15: CAMPO GUAIRUY - UBICACIÓN DE POZOS 
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FIGURA Il. 16: SERRANIA SARARENDA CORTE ESTRUCTURAL DEL POZO 
GUAIRUY-X 24 (GRY-X24) PARA INVESTIGAR RESERVORIOS PROFUNDOS 
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FIGURA ll. 17: CAMPO GUAIRUY CORRELACIÓN ESTRATIGRAFICA- POZOS: GRY - 
X1,5y4 
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FIGURA ll. 18 CAMPO GUAIRUY: MAPA 
ESTRUCTURAL 
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la perforación 
Sin información geológica 


pero perforado 


SP= Sin perforar, solo ubicación 


0 Pozo en producción de petróleo 


O intervención propuesta 


Objetivo 


> Boca de pozo 


CAMPO GUAIRUY 


MAPA ESTRUCTURAL 
ARENISCA S/N 


as | 


439500 239700 439900 
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FIGURA Il. 19: CAMPO GUAIRUY PERFIL SISMICO INTERPRETADO E-W 


BLOQUE CAMIRI 


Imagen de la Linea Sísmica ANCM-9703 


BLOQUE CAMIRI 


ACTIVIDAD DE EXPLORACIÓN 


La única actividad dentro el bloque Camiri fue la perforación dirigida que se realizó en el 
Pozo Cumandairenda X1-ST; este pozo cumplió con los objetivos del programa, luego de 
efectuar las pruebas que resultaron acuíferas la Compañía clausuro el pozo y coloco 
tapones de abandono. 


La empresa Andina finalmente procedió a devolver el área al Estado Nacional el 28 


agosto de 2004 pagando 50,89 UTE's incumplidas al Tesoro General de la Nación según 
Decreto Supremo 25194, sellando el Compromiso de ejecución de 3.600 UTE's. 


CAMPO CAMIRI 


CONSIDERACIONES GEOLOGICAS 


El Campo Camiri fue definido mediante trabajos de la fase de prospección de superficie 
(mapeo superficial). Sus pozos no pasan de los 2000 metros de profundidad final y son 
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categorizados como someros. Fue descubierto por la empresa Standard Oil en agosto de 
1927, con la perforación del pozo Camiri-X1 (CAM-X1). 


Su explotación se inició en el año de 1927 y hasta unos años atrás fue el mayor productor 
del país, debido a su largo periodo de producción se encuentra en franca declinación; sus 
reservas actuales son marginales y se encuentran en la Tabla 11.16. 


Su producción acumulada sobrepasa ligeramente los 50 millones de barriles de petróleo 
que provienen de varios niveles arenosos desarrollados dentro la formación Iquiri del 
Sistema Devónico. 


La Figura 11.21 muestra el perfil eléctrico del pozo CAM-170, en el cual se identifican los 
múltiples reservorios productores de petróleo del campo Camiri, el mismo detalle se 
observa en la Figura 11.22. La Figura 11.23 detalla la ubicación de los campos Camiri y 
Guairuy en la zona petrolera del país. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


En el subsuelo del campo Camiri, la secuencia litológica se inicia en sedimentitas de la 
formación Chorro continuando en rocas de la formación Tupambi, estas unidades 
pertenecen al Sistema Carbonífero Basal, subyacen rocas de la formación Iquiri del 
Devónico, en esta última unidad litológica se encuentran distribuidos los reservorios 
productores de petróleo. Figuras 11.21. 


El principal de esos reservorios es el denominado “Arenisca Sararenda”, que tiene su 
desarrollo a través de todo el campo Camiri prolongándose al Sur hacia Guairuy e 
Itapirenda, es un cuerpo arenoso en su totalidad con un espesor de 30 metros y 
excelentes propiedades petrofísicas; el petróleo extraído del reservorio es de 52 a 54 
“API. Ver Figuras 11.22. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


La trampa está constituida por un anticlinal alargado en dirección Norte-Sud afectado por 
fallas longitudinales inversas; en el subsuelo del campo Camiri se tiene un excelente 
control de valores estructurales aportados por la perforación de 165 pozos que definieron 
las fallas que afectan la estructura y la geometría de la arenisca Sararenda, principal 
reservorio productor de petróleo en los campos Camiri y Guairuy. Figura 11.25. 


Una falla importante es “Agua Sucia” que compartimenta la estructura en dos bloques 
productores de petróleo, el principal reservorio es la arenisca Sararenda que, al igual que 
otras, está en ambos bloques; en el bloque bajo es denominada arenisca Santa Anita. 


El pozo CAM-X201 con sus 3770 metros de profundidad final, es el más profundo del 
campo Camiri e investigo la formación Los Monos sin llegar a alcanzar los reservorios del 
Humampampa, que fue el objetivo final de la perforación. 


Hacia el Sur, la tectónica del subsuelo se torna compleja y el sistema de fallas tienen 
buzamientos altos, este cambio estructural se aprecia en el sector denominado ltapirenda, 
mostrado en la Figura 11.20. 


La Figura 11.24 detalla la integración de valores del mapeo superficial y la prospección 
sísmica que es utilizado en la reinterpretación estructural del pliegue. 
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EXPLOTACIÓN - YACIMIENTOS 


Su desarrollo incluyó la perforación de 165 pozos, de los cuales actualmente 23 son 
productores, 74 abandonados y el resto cerrados por diversas causas. El campo consiste 
de 15 reservorios, los más destacables son las areniscas Sararenda Bloque Alto y Bajo y 
el Primer Grupo. 


El cuadro de situación actual del campo Camiri se ve reflejada en la siguiente Tabla y sus 
reservas actualizadas en la Tabla 11.16. 


TABLA Il. 15 


POZOS PRODUCTORES 


OZOS ABANDONADOS 


SPERANDO ABANDONO 


OZOS CERRADOS | 43 | 
POZOS SUMIDEROS 


TOTAL DE POZOS CAMIRI | 165 


En términos porcentuales, solo están produciendo el 15.5% del total de los pozos 
existentes en este antiguo yacimiento. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA II. 16 
| Probadas || Probables [| Posibles | | 


Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl 


50,7 
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FIGURA ll. 20: CULMINACION ITAPIRENDA SECCION ESTRUCTURAL 


Nivel del mar 
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FIGURA Il. 21: CAMPO CAMIRI — PERFIL GEOELECTRICO CON LOS 
RESERVORIOS 


POZO: CAM 170 
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CAMPO CAMIRI 
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FIGURA ll. 22: CAMPO CAMIRI — PRINCIPALES RESERVORIOS 
PRODUCTORES DE PETROLEO 


HCARB 
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FIGURA Il. 23: : CAMPOS CAMIRI, GUAIRUY Y GUAPOY 
MAPA DE UBICACION DE LAS ESTRUCTURAS 
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FIGURA ll. 24: CAMPO CAMIRI 
SECCION SISMICA Y SUPERFICIAL E-W 
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FIGURA Il. 25: CAMPO CAMIRI 
MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO SARARENDA 


11.2 PROVINCIA PETROLERA PIE DE MONTE 


Por su importancia petrolera, esta área cuenta con numerosos estudios de prospección 
geológica, geofísica y geoquímica. Desde el punto vista exploratorio es considerada como 
un área madura, siendo la región que contiene el mayor número de campos descubiertos. 
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La región presenta colinas bajas que reflejan la menor deformación tectónica del último 
frente de la deformación Andina, donde son comunes las estructuras de baja amplitud con 
fallamientos de bajo rechazo, constituyendo trampas estructurales propicias para el 
almacenamiento de hidrocarburos. 


Morfológicamente la zona Central-Oriental de esta área corresponde a una llanura 
semejante a la del área Chaco. Desde el punto de vista estratigráfico-estructural, la región 
se divide en dos zonas Norte Sur separadas por el Río Grande; en esta síntesis a estas 
zonas las denominaremos: PROVINCIA PIE DE MONTE SUR Y PROVINCIA PIE DE 
MONTE NORTE. 


11.3 PROVINCIA PETROLERA PIE DE MONTE SUR 


TABLA Il. 17 

PROVINCIA PIE DE MONTE SUR 
EMPRESA : BG BOLIVIA CORPORATION 
1. Escondido 
2. Ibibobo 
3. La Vertiente 
4. Los Suris 
5.Palo Marcado 
6. Taiguati 


CAMPO 


En la actualidad la empresa 


British Gas Bolivia Corporation (BGB) opera seis campos 
que se encuentran en el Departamento de Tarija, en el Municipio de 


Villamontes, Tercera Sección de la Provincia Gran Chaco. La Figura 11.26 detalla la 
ubicación de los campos. 


CAMPOS PRODUCTORES 


Los Campos de Retención 
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FIGURA ll. 26:BG_ MAPA DE UBICACIÓN DE CAMPOS 


ha 


¡O 


FALL e É 


CAMPO ESCONDIDO 


El Campo el Escondido (EDD) fue descubierto el año 1981 e inició su producción en 


Actualmente los 


reservorios Petaca, Cangapi y San Telmo están en producción. 


La estructura del Escondido es un anticlinal generado por fallas de propagación y que 


definen la formación de tres bloques; un bloque superior (hanging-wall), bloque 
intermedio y el bloque inferior (footwall). Figura !!l. 27. 
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El mapa estructural al tope del reservorio Petaca muestra la geometría de la estructura y 
el efecto de la falla escondido truncando el flanco Oriental Figura 11.28. 


En la Tabla 11.18, está el detalle del estado actual de los pozos y en la Tabla 11.19 las 
reservas actualizadas. 

TABLA II. 18 
POZOS PROD. CERRADOS 
POZOS PERFORADOS (7) | TEMPORALMEMTEP POR ALTO 


CORTE DE AGUA 1 


EDD-Xi 

EDDS 
RESERVORIOS PRODUCTORES 
Formación Petaca 
Formación Cangapi 


EDD-7 Formación San Telmo 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA Il. 19 


Probadas Probables Posibles 


Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl 


43,213 - 606 


67.7 


FIGURA ll. 27: CAMPO ESCONDIDO: LÍNEA SÍSMICA 497 
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FIGURA ll. 28: CAMPO ESCONDIDO: MAPA ESTRUCTURAL T/RESERVORIO 
PETACA 


464000 464800 465600 466400 


463200 


467200 468000 468800 B 


Depth 
-1700 
-1800 
-1900 
] -2000 B 


-2100 BG-Bolivia B 


el -2200 Company Horizon name Tr 

-2300 BG-Bolivia Petaca 

Scale 

- -2400 ¡vi 1:25000 P 

Ñ User name 

a Escondico vargasa 

Al --2600 Model name Date E 
MEE) Escondido Model | 15/02/2011 


468800 


Mic === - 
463200 464800 


464000 


465600 466400 467200 468000 


CAMPO IBIBOBO 


de retención, está localizado a lo largo de la estructura más 
oriental del área de Contrato de BGB, es un amplio anticlinal fallado, directamente 
relacionado con la falla regional Ibibobo-Capirenda, la cual corta el flanco Este de la 
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estructura y limita al reservorio de petróleo de la Formación Chorro. La Figura 11.29 
muestra el desarrollo de la estructura en el subsuelo profundo y la Figura !!. 30, detalla la 
configuración del campo donde el flanco Oriental es cortado por fallamiento. La Tabla 
11.20 tiene el detalle del estado actual de los pozos. 

TABLA II. 20 


TEMPORALMEMTE: 1 


Formación Chorro 


FIGURA ll. 29: CAMPO IBIBOBO: LÍNEA SÍSMICA IBB-02-89 
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FIGURA Il. 30: CAMPO IBIBOBO: MAPA ESTRUCTURAL T/ RESERVORIO 
SAN TELMO 


TABLA ll. 21 
CAMPO LA VERTIENTE POZOS PERFORADOS (11) POZOS ABANDONADOS (4) 
POZO INYECTOR DE AGUA (1) LVT-X1 
LVT-5 LVT-8 
POZOS PRODUCTORES (3) LVT-7 
LVT-6 LVT -10 
LVT-9 RESERVORIOS PRODUCTORES 
LVT-11 Formación Petaca 
Formación yecua 


Figura 
II. 31. La Figura Il. 32, muestra la estructura con su flanco Occidental bien desarrollado y 


el Oriental truncado por la falla La Vertiente. 
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La Tabla 11.21, tiene el estado de los pozos y la Tabla 11.22 las reservas actuales. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA Il. 22 


Probadas Probables Posibles 


Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc == 3 INCANN == == 


ee o > || e |” =-] 
FIGURA ll. 31: CAMPO LA VERTIENTE: LÍNEA SÍSMICA 4514-20 
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FIGURA Il. 32: CAMPO LA VERTIENTE: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE 
DEL RESERVORIO PETACA 
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POZOS PERFORADOS (5) CAMPO LOS SURIS 
POZOS PRODUCTORES (2) 
LSR-X1 La estructura Los Suris se encuentra 
LSR-3 aproximadamente a 8 Km al sur-sureste 
POZOS ABANDONADOS (1) de la principal culminación del 
Escondido y desarrollado como una 
LSR-4 estructura independiente formando 


POZOS PROD. CERRADOS TEMPORALMEMTE | buenos cierres al norte y sur. El pliegue 
POR ALTO CORTE DE AGUA : 2 se desarrolla en la lamina yaciente de la 


LSR-X2 falla Los Suris Figura 11.33. La 
LSR-5 sedimentación caótica de las rocas del 


Sistema  Carbonifero, origina una 
AESEDMARIOS ERODDETOHES estructura con altos topográficos y paleo 


Formación Chorro valles. Figura 11.34. 
Formación San Telmo 


El campo Los Suris se descubrió en 
1981 e inició su producción el año 1999, de los reservorios de la formación Chorro A, B, y 
C, el reservorio principal de este campo está compuesto por un paquete de arenas 
(Chorro Productivo) de edad carbonífera y como reservorios adicionales están los canales 
arenosos de la Formación San Telmo. En la Tabla 11.23 se tiene el estado actual de los 
pozos y las reservas actualizadas se encuentran en la Tabla 11.24. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA ll. 24 


A, Escondido a 
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FIGURA Il. 34: CAMPO LOS SURIS: MAPA ESTRUCTURAL T/RESERVORIO 
CHORRO 
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La estructura Palo Marcado se origina por el mecanismo de pliegues por flexión de fallas; 
en el borde Este de la estructura se despliegan superposiciones que cortan la culminación 
y el flanco Oriental. La Figura 11.35 muestra en detalle los aspectos estructurales de esta 
estructura. La Figura 11.36, detalla las culminaciones que conforman el campo. 


La Tabla 11.25 muestra el estado actual de los pozos y la Tabla 11.26, las reservas 
actualizadas. 
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TABLA Il. 25 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA |l. 26 
y Probadas || Probable [Posibles | | 


FIGURA ll. 35: CAMPO PALO MARCADO: LÍNEA SÍSMICA 434 
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FIGURA ll. 36: CAMPO PALO MARCADO: MAPA ESTRUCTURAL T/RESERVORIO 
CHORRO 
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El campo Taiguati se encuentra ubicado en el departamento de Tarija a 26.1 kilómetros de 
la población de Villamontes, situado a 15 kilómetros al noroeste de la planta La Vertiente. 


Fue descubierto en 1981 con el pozo TGT-X1, el campo ha estado en producción desde 


1989, co 
Regionalmente, la estructura se encuentra en la zona del Piedemonte chaqueño, es un 


anticlinal asimétrico con cierres definidos. La falla Taiguati corta la estructura, 
constituyendo el límite o cierre oriental. Figura 11.37. 


En la Figura 11.38, se evidencia la geometría del campo y la truncación del flanco Oriental. 
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Actualmente el campo está cerrado, sus reservorios están agotados y las reservas son 
"marginales. La Tabla 11.27 contiene el detalle del estado de los pozos. 


TABLA |l. 27 


FIGURA ll. 37: CAMPO TAIGUATI: LÍNEA SÍSIMICA T-6-78 
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FIGURA Il. 38: CAMPO TAIGUATI: MAPA ESTRUCTURAL T/ RESERVORIO SAN 
Y TELMO 
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TABLA ll. 28: DETALLE DE LOS POZOS POR COMPAÑÍA 


TOTAL 
EMPRESA CAMPO POZO PARCIAL | TOTAL 
YPFB Palo Marcado PMO: X1, X2 2 2 
CHACO PETROLEUM | La Vertiente LVT: X1,X2 2 2 
Ibibobo IBB: X1, X2 2 
Palo Marcado PMO: X3, X4, X5 3 
Los Suris LSR: X1,X2,3,4 4 
Escondido EDD: X1,X2,3,4,5,6,7 7 
La Vertiente LVT: X3,4,5,6,7,8,9,10 8 
TESORO BOLIVIA Taiguati TGT: X1,2,3 3 27 
Mistol MTL- X1 1 
Los Suris LSR-5 1 
BG BOLIVIA La Vertiente LVT-11 1 3 
TOTAL 
POZOS 34 


Desde sus primeros descubrimientos a la actualidad las empresas operadoras fueron cuatro, 
incluida la estatal petrolera YPFB. (Fuente BGB) 


PROVINCIA PETROLERA: PIE DE MONTE SUR 


TABLA II. 29 
PROVINCIA PIE DE MONTE SUR 
EMPRESA : VINTAGE PETROL 

1. Ñupuco 
CAMPO | 2. Porvenir 
3. Chaco Sur 


El Campo Nupuco geográficamente está ubicado en la Provincia Gran Chaco del 


departamento de Tarija; es productor de gas y condensado habiendo producido desde su 


descubrimiento 50.86 BCFs de gas y 869.087 Bls de condensado hasta el 30 de abril del 
2006. 


Geológicamente la estructura anticlinal de Ñupuco forma parte del lineamiento estructural 
que incluyen en el Norte las anomalías estructurales de Sipuati, Simbolar, Carandaiti y 
Mandeyapecua. YPFB comienza en el año 1975 la actividad exploratoria en el área 
Nupuco con estudios e interpretaciones geofísicas. 


PROSPECCION SISMICA POR LA EMPRESA DIAMOND SHAMROCK BOLIVIA 
PROYECTO SÍSMICO 2D 


El 25 de Marzo de 1994, Diamond Shamrock Bolivia contrata a Western Geophisical para 
la registración sísmica 2D de 216 km. en el bloque Chaco, este proyecto fue dividido en 
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dos áreas: 1) El sector Norte con 11 líneas con un total de 115 km. en el bloque llamado 
Algarrobillas-Esmeralda y 2) La sección Sur a 30 km. al Sur de Sipuati con 9 líneas y un 
total de 101 km. 


ESTUDIO GEOQUIMICO 


Este estudio consistió en la adquisición, análisis e interpretación de 1.229 muestras 
tomadas cada 250 m. sobre las líneas sísmicas transversales y cada 500 m sobre las 
longitudinales. 


La técnica llamada Geomicrobial o PETREX, por los resultados estadísticos, indica que es 
una herramienta importante en la exploración de hidrocarburos. Las muestras luego de su 
análisis e interpretación señalan la migración vertical de los hidrocarburos desde los 
reservorios hacia la superficie. La presencia o ausencia de una específica composición 
de hidrocarburos en el suelo indica directamente la presencia o ausencia de hidrocarburos 
en el reservorio. 


PERFORACION EXPLORATORIA 
CONSIDERACIONES GEOLÓGICAS 


Las actividades de perforación exploratoria por YPFB empiezan en el año 1977, 
perforando los pozos NPC-X1 y NPC-X2; después de un periodo largo de inactividad en 
este campo, YPFB reanuda sus actividades de perforación exploratoria y en el periodo de 
los años 1983-1985, perforo los pozos: NPC-X3, NPC-X4 y NPC-X5. 


La empresa Vintage Petroleum (VSBL) nueva operadora del campo, en el año 1995 
perfora el pozo exploratorio NPC-X101 y en el año 1996 el pozo de desarrollo NPC-102. 


La Tabla Il. 30, muestra la estratigrafía atravesada por los 5 pozos. 


TABLA ll. 30 
Ñupuco-x1 Ñupuco-x2 Ñupuco-x3 Ñupuco-x4 Ñupuco-x5 
RTE: 541.0 m RTE: 538.0 m RTE: 563.6 m RTE: 564.3 m RTE: 563.5 m 
Formación GLE: 534.0 m GLE: 532.4 m GLE: 556.6 m GLE: 560.0 m GLE: 556.6 m 
Tc. Yecua 920.0 (=379.0)| 930.0  (-392.0) | 9250  (-361.4) 960.0 (-395.7) 361.0) 
Cr. Castellón 1072.0 (-531.0) | 1080.0 (-542.0) 1092.0 (-528.5) 1090.0 (-525.7) 528.5) 
Tr. Vitiacua 1205.0 (-664.0) | 1211.0 (-673.0) 1207.0 (-643.4) 1221.0 (-656.7) 644.5) 
1216.0 (678.0) 653.5) 
Cb. San Telmo 14650. (923.7)| 14680  (-930.0) | 14790 (915.4) | 1486.0  (-921.7) 
Cb. Escarpment 1579.0 (-1037.7)| 1577.0 (-1039.0) 1598.6  (-1035.0) 1598.0 (-1033.7) 
2174.0 (-1610.4) 
) 2500.0  (-1936.4) 
Co. Ch 20077) 
Dv. Iquiri 3066.0 (-2522.0) 3095.0 (-2531.4) 
¡EIC PEE 
Dv. Huamampampa 4391.6 (-3828.0) | 2545.0 (-1968.3) 
Profundidad Total 4066.0 4704.0 1803.0 1304.0 
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Los reservorios de este campo se caracterizan por ser de gas y condensado y son los 
siguientes: 


% Cangapi Superior 
% San Telmo 
% Escarpment Superior. 


Actualmente, el estado de los 7 pozos es el siguiente. (Tabla 11.31). 
TABLA Il. 31 


POZOS PERFORADOS (7) | De los 2 pozos perforados por DSBL en la estructura de 


Ñupuco, uno fue de carácter exploratorio (NPC-X101), y el 


otro de desarrollo (ÑPC-102), los cuales actualmente se 
encuentran en producción. 


En la Tabla 11.32, se encuentran las reservas actuales. 


ÑP 0x4 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA Il. 32 


Probadas Probables Posibles 
Gas de Gas de 

Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl 


12,734 - - 43 13,914 78 


CAMPO PORVENIR 


Geográficamente el Campo Porvenir se halla situado en la Provincia Luís Calvo del 
departamento de Chuquisaca. 


Actualmente el campo se encuentra agotado y todos sus pozos cerrados. La empresa 
Vintage solo utiliza la planta de este campo para recepcionar la producción de sus otros 
campos circundantes. 


Fue productor de gas y condensado habiendo producido desde su descubrimiento 164.96 
BCFs de gas y 14.077.750 Bbls de condensado hasta el 30 de abril del 2006. 


CONSIDERACIONES GEOLÓGICAS 
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Geológicamente la Estructura de Porvenir es integrante de la faja Piedemonte Sur, es un 
anticlinal asimétrico con elongación N-S. 


TABLA ll. 33 


POZOS PERFORADOS 
POZOS EN RESERVA [8 En la Tabla 11.33 se muestra el estado 
POZOS EN PRODUCCION [0] oc los 14 pozos perforados en este 


POZOS ABANDONADOS 
POZOS ESPERANDO ABANDONO 


CAMPO CHACO SUR 


El campo Chaco Sur, geográficamente se encuentra en la Provincia Gran Chaco del 
departamento de Tarija, es productor de gas y condensado con una producción 
acumulada desde su descubrimiento de 19.36 BCFs de gas y 170.717 Bls de condensado 
hasta el 30 de abril del 2006. 


Geológicamente está ubicado en el Piedemonte Sur, es integrante del lineamiento 
estructural de rumbo Norte-Sur, que incluyen a las anomalías estructurales de Sipualti, 
Simbolar, Carandaiti y Mandeyapecua. 


El yacimiento Chaco Sur fue descubierto en mayo de 1998, cuando la Empresa VPB Ltd. 
perforó el pozo NPC-X103 como pozo exploratorio, ubicado en la culminación Norte de la 
estructura de Nupuco, esta culminación está separada del principal campo por una Silla 
estructural que separa ambos altos estructurales. 


PROSPECCION SISMICA 
SISMICA 3D/97 


En el campo se han registrado un total de 201 km. de líneas sísmicas, adquiridas por las 
compañías YPFB, Occidental y Diamond Shamrock desde 1970 hasta 1994. 


Tratándose de un área de comprobada producción de petróleo y gas, se programó 
ejecutar un proyecto de Sísmica 3D que cubrió las áreas de Nupuco — Sipuati, que 
resolvió los problemas geológico- estructurales con el propósito de obtener, mediante la 
interpretación sísmoestratigráfica, un mejor desarrollo de estos campos y generar nuevos 
prospectos exploratorios. 


AEREOMAGNETOMETRIA 


Un proyecto detallado de Aeromagnetometría de alta resolución denominado ISMAP, fue 
corrido desde el 27 de Noviembre al 16 de diciembre de 1999 por la Compañía EDCON 
Aero Survey Inc. en el área de Nupuco y Bloque Chaco; con esta técnica se mapeo 
lineamientos altos y bajos dentro de la columna sedimentaria, asimismo, se comprobó la 
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profundidad del basamento magnético, que es un indicativo del espesor de la columna 
sedimentaria. 


LEVANTAMIENTO GRAVIMETRICO TERRESTRE Y GPS 


Este proyecto de prospección geofísica terrestre fue efectuado en la concesión del Bloque 
Chaco, localizado al Sur de Bolivia, por la Compañía MacPhar Geosurveys Ltd y consistió 
en un detallado levantamiento gravimétrico y de GPS, para delinear anomalías 
gravimétricas de Bouguer según las características geológicas regionales. 


PERFORACION EXPLORATORIA 
POZO CHACO SUR-X101 


En base a los resultados de la prospección sísmica 3D, ejecutado por la empresa Vintage, 
se confirmo el alto estructural que se lo denomino Chaco Sur y al pozo exploratorio 
CHACO SUR-X101. La ubicación de este pozo se la realizó en la misma planchada del 
pozo Sipuati-X3, perforado por YPFB, en los años 1961 y 1962 a una distancia 
aproximada de 30 metros al Este. La presencia de hidrocarburos en el pozo Sipuati-X3 no 
fue detectada debido al instrumento portátil de Detección de Gas, fue usado a partir de los 
3000 metros de profundidad, en las sedimentitas del Sistema Devónico. 


Alcanzó una profundidad final de 2000 metros descubriendo gas y condensado en 
volúmenes comerciales, en sedimentitas de la formación San Telmo perteneciente al 
Sistema Carbónico. La clasificación de este pozo fue la de Pozo de Extensión (A — 1) 
(Informe Geológico Final pozo NPC-X103). 


El 20 de mayo de 1999, YPFB aprobó la declaratoria comercial del campo y a partir de 
junio del mismo año Vintage Petroleum Boliviana Ltd. inicio la producción del nuevo 
campo de hidrocarburos denominado Chaco Sur; en consecuencia, el pozo Sipuati-X103 
es rebautizado como CHACO SUR-X101 (CHS-X101). 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRADICAS 


En la siguiente Tabla 11.34, se muestra la estratigrafía atravesada por el pozo CHACO 
SUR-X101 (CHS-X101). 


TABLA ll. 34 
Chaco Sur-x101 (CHS-X101) 
(Nupuco-x103) (ÑPC-X103) 
RTE: 604.9 m 
Formación GLE: 598.2 m 
Tc. Yecua 951.0 (-346.1) 
Cr. Castellón 1090.0 (-485.1) 
Tr. Cangapi 1235.0 (-630.0) 
Cb. San Telmo 1487.0 (-882.1) 
Cb. Escarpment 1592.0 (-987.1) 
Profundidad Total 2000.0 (-1395.0) 
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ESTADO ACTUAL DEL CAMPO 


Al 30 de abril del año 2006, el estado del campo Chaco Sur es el siguiente: 


TABLAlI. 35 
POZOS PERFORADOS (1) 
CHS-X101 
POZOS EN PRODUCCION (1) 
CHS-X101 
POZOS EN RESERVA (0) 
POZOS ABANDONADOS (0) 


PROVINCIA PETROLERA: PIE DE MONTE SUR 


TABLA !l. 36 
PROVINCIA PIE DE MONTE SUR 
EMPRESA : PLUSPETROL BOLIVIA 
1. Madrejones 

CAMPO 2. Tacobo 


3. Tajibo 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA Il. 37 


Probadas Probables Posibles 
Gas de Gas de 

Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl Mbbl MMpc Mbbl 


3,878 - - 41 


CAMPO MADREJONES 


El campo Madrejones se ubica en el sur de Bolivia sobre el límite fronterizo con la 
República Argentina, está a una distancia de 7 km de la ciudad de Yacuiba y 70 km de la 
de Tartagal en Argentina. La topografía es plana con elevaciones de escasa altura, 
cubiertas por bosque chaqueño. 


En el tren anticlinal regional hacia el sur, en Argentina, se desarrollan los campos de gas 
condensado de los campos Durán e Ipaguazú y MADREJONES es compartido entre la 
República de Argentina y Bolivia. 


PROSPECCION PETROLERA 


La actividad petrolera comenzó en esta zona a fines de los cincuenta, con la perforación 
por parte de YPFB de una serie de 7 pozos, siguiendo dentro de Bolivia el tren productivo 
de Madrejones de Argentina. A través de diferentes campañas también fueron adquiridos 
157.5 km de sísmica 2D. 
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Pluspetrol comenzó a explorar el bloque en 1997, registrando al año siguiente 257 km2. 
Desde entonces se han perforado tres pozos con objetivo en reservorios de las 
formaciones Huamampampa, Icla y Santa Rosa, habiéndose descubierto gas y 
condensado. 


CONSIDERACIONES GEOLOGICAS 


El ambiente tectónico corresponde a la faja del Pie de Monte Sur, que significa la posición 
más externa del Orógeno Andino, donde la deformación que alcanza la superficie se 
caracteriza por ser relativamente suave. Hacia el este se ubica la Llanura Chaqueña, que 
es la expresión en superficie de la plataforma no afectada por plegamiento. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La columna estratigráfica es la típica del Subandino Sur y del Pie de Monte. Los 
reservorios más importantes son las areniscas cuarcíticas fracturadas de las formaciones 
Huamampampa, Icla y Santa Rosa del Sistema Devónico. Las lutitas negras de Los 
Monos, cercano a los 800 metros de espesor, son la roca madre comprobada en el área. 


INTERPRETACIÓN SÍSMICA 


Con la adquisición de sísmica 3D se consiguió una mejor imagen estructural, fruto de la 
continuidad espacial de la información sísmica, complementada con una mejor resolución 
que permitió interpretar al objetivo como un anticlinal de rampa con roll-over y obtener un 
mapa estructural que confirma la existencia de la trampa petrolera. Como resultado de 
esta actividad se definió la estructura anticlinal de Madrejones. 


Como nota especial se destaca que la adquisición de sísmica 3D en este lugar, no 
significó deterioro ambiental, ya que en imágenes satelitales actuales no es posible 
distinguir las trazas de las líneas 3D en contraposición a las líneas 2D registradas con 
anterioridad. 


PERFORACION EXPLORATORIA 
POZO MADREJONES-X1001 (Pozo MDB-X1001) 


La empresa Pluspetrol el 15 de marzo de 1999, inicio la perforación del pozo exploratorio 
Madrejones-X1001 (MDB-X1001), habiéndose perforado hasta la profundidad de 4.369 
metros. Por causas desconocidas se produjo el descontrol del pozo, luego el incendio del 
pozo, perdiéndose totalmente todo el equipo de perforación. No obstante se le considera 
como el pozo descubridor del campo. 


POZO MADREJONES-X1001A (Pozo MDB-X1001 A) 


En el año 2000 se inició la perforación del pozo MDB-X 1001A, obteniendo excelentes 
resultados en la formación Icla. El 13 de agosto de 2001, se declaró la comercialidad del 
campo. 

Con el objeto de continuar la exploración de la estructura Madrejones, hasta el nivel Santa 
Rosa, se inició la operación del pozo MDB-X1002 el 14 de Enero del año 2001, 
finalizando el 29 de Diciembre del mismo año. 
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El pozo MDB-X 1001A inició la fase de producción de la Formación Icla, en septiembre de 
2001 con un aporte de 8,39 MMPCD y 25 BPD de agua, el pozo fue cerrado en enero de 
2002 con una producción acumulada de 988 MMPC y un corte de agua de 100%. En 
mayo de 2002 se interviene el pozo, aislando la formación Icla y poniendo en producción 
la formación Huamampampa, iniciando sub producción con 11 MMPCD y un 69 BPD de 
agua. Debido al alto corte de agua, 97%, en febrero de 2004, se cerró el pozo con una 
producción acumulada de 5.166 MMPC, 51,6 MBbls de condensado y 67,3 MBbls de 
agua. 


POZO MADREJONES-X1002 (Pozo MDB-X1002) 


El pozo MDB-X 1002 inició producción de la formación Huamampampa, en marzo de 
2002 con una producción de 9,1 MMPCD y un corte de agua de 54,7%, la producción de 
agua siguió aumentando considerablemente hasta llegar a un corte de 98,7%, razón por 
la cual se decidió cerrar el pozo en agosto de 2002. Actualmente el campo está agotado y 
todos sus pozos cerrados. 


CAMPO TACOBO 


El área del campo Tacobo, se ubica en el ambiente tectónico de Pie de Monte. La 
topografía relativamente llana y con serranías de baja altura, refleja un marco estructural 
de bajo grado de deformación. 


La actividad exploratoria en el área se inicia en 1958 con la ejecución de parte de YPFB, 
de un relevamiento gravimétrico y que ajustado luego con la sísmica en la década del 60, 
permitió la ubicación y perforación del pozo Curichi-X1, con resultados negativos. 
Posteriormente, fueron registrados 600 kms de sísmica 2D. 


Pluspetrol comenzó la exploración de esta estructura a fines del año 1997. En una 
primera etapa adquirió dos programas de sísmica 3D, uno en el sector norte del área de 
263.5 km2 (campo Tacobo) y otro en el sector sur de 388.62 km2 (campo Tajibo). Figura 
11.40. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La secuencia estratigráfica de los campos de Tacobo y Tajibos, es la conocida en el 
ámbito del Subandino Sur y en el Pie de Monte Sur. El detalle se visualiza en la Figura 
11.41. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


La estructura de Tacobo es un anticlinal de rampa suave cuyos flancos no inclinan más de 
8” — 10”. El despegue baSAL de la falla que genera esta estructura, se ubica en las lutitas 
negras silúricas de la Fm. Kirusillas y el despegue superior en las arcillas negras de la F. 
Los Monos, donde adquiere geometría de plano. Este quiebre en la forma de la falla da 
origen al anticlinal en los niveles reservorios de Huamampampa en el bloque colgante. 


INTERPRETACION SISMICA 
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La utilización de la prospección sísmica tipo 3D, más allá de la calidad intrínseca de la 
información, permite por las características propias del método (mayor densidad de 
datos), mejorar la imagen estructural y consecuentemente lograr la definición de la trampa 
en cuanto a cierres estructurales. Este propósito fue ampliamente cumplido en el 
anticlinal de Tacobo para los objetivos del Sistema Devónico. 


PERFORACION EXPLORATORIA 


La perforación exploratoria en esta zona la inició YPFB, durante los sesenta con la 
perforación del pozo Curiche-X1, que resulto seco. 


Entre 1979 y 1985 se perforaron 8 pozos de exploración en diversas estructuras, todos 
ellos estériles a excepción de los pozos Tacobo X1, X2 y X4 que tuvieron ensayos de 
producción con caudales de hasta 117.6 Mm3/d gas (4.2 MMCFGD) y 50.1 m3/d petróleo 
557 API de reservorios del tope del Devónico y del Carbónico. 


Ninguno de estos pozos resultó en campos productivos debido a diferentes problemas 
técnicos. 


La empresa Pluspetrol, luego de la adquisición de la sísmica tipo 3D, en el año 2001, 
perforo el pozo exploratorio profundo, TACOBO-X1001, (TCB-X1001) que resulto 
descubridor de gas de los reservorios de la Formación Huamampampa, a una profundidad 
de 5250 metros. Mediante pruebas de formación conclusivas se midió una importante 
producción de gas de 1.15 MMm3/d gas o 41 MMp3g/d. Este pozo fue el descubridor de 
hidrocarburos en el campo Tacobo de niveles profundos. Las reservas se muestran en la 
Tabla 11.38. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA Il. 38 
o Probadas [| Probabes [| Posibles | | 


Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl 


133,953 249 1,881 


53.8 


CAMPO TAJIBO 


En 1998 Pluspetrol comienza su actividad exploratoria en la estructura de Tajibos, con un 
programa de relevamiento sísmico, registrando 574,4 Km de sísmica 3D y 39 Km de 
sísmica 2D. Como resultado de estos trabajos se definió la estructura de Tajibo. 


CONSIDERACIONES GEOLOGICAS 


La estructura de Tajibo, es un anticlinal con cierre en cuatro sentidos originado por la 
propagación de una falla y vinculado a una rampa oblicua. Es una estructura de pequeñas 
dimensiones (aproximadamente 5 km2). Figura 11.39. 


Los reservorios del campo Tajibo, están en la formación Petaca del Terciario Bajo. 
Litológicamente son areniscas depositadas en un ambiente fluvial efímero entrelazado. La 
amalgamación lateral de los canales hace que el reservorio tenga geometría de manto 
arenoso. 
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CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La sucesión litológica en el todo el sector es similar. En esta área el pozo descubridor del 
campo investigo sedimentitas de la formación Petaca. Figura 11.40. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 
INTERPRETACION SISMICA 


El empleo de la sísmica 3D, facilito mejorar la imagen estructural y consecuentemente 
alcanzar la definición de la trampa. En este caso permitió mapear con continuidad, un 
atributo sísmico como la amplitud e interpretar ciertas características de los objetivos del 
Sistema Terciario, tales como, el cambio de fase sísmica asociado a posibles contactos 
de fluidos y la variación de velocidades, coincidiendo plenamente con la imagen 
estructural. Bajo estos conceptos geocientificos se ubico el pozo Tajibo-X1 (TJB-X1). 


PERFORACION EXPLORATORIA 


El pozo TJB-X1 , tuvo como objetivos investigar las posibilidades petroleras del grupo 
Tacurú y las formaciones Petaca, San Telmo y Scarpment, sin embargo la aparición 
anticipada de la falla (400 m antes de lo previsto) no permitió localizar las formaciones 
Scarpment y Tarija-Taiguati. 


Fue perforado entre mayo y julio de 1999, resultando descubridor de gas de la 
Formación Petaca. Inicialmente se ensayo la Formación San Telmo, en los tramos 1.845 — 
1.850 mt y 1.819 — 1.821 metros con resultados negativos recuperando por pistoneo agua 
de formación. 


Luego se ensayo la Formación Petaca en dos niveles, con la DST, en el intervalo 929 — 
937,6 mbbp, con un orificio 20/64” dio como resultado una producción de 76.747 m*/día 
de gas y 1,81 m?/día de Condensado, de igual manera en una prueba de producción 
realizada en el nivel inferior, intervalo 946 — 948-950 y 950-954 mbbp con orificio 20/64”, 
la producción de gas fue de 86.558 m%/día. 


Actualmente el pozo Tajibo-X1 se encuentra cerrado y en reserva. La reserva de este 
campo se muestra en la Tabla 11.39. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA Il. 39 


Probadas Probables Posibles 
Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 


MMpc Mbbl Mbbl MMpc MbbI MbbI MMpc Mbbl Mbbl 
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FIGURA Il. 39: CAMPOS TACOBO Y TAJIBO MAPA DE UBICACION 
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FIGURA Il. 40: COLUMNA ESTRATIGRAFICA DE LOS CAMPOS TACOBO Y TAJIBO 
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PROVINCIA PETROLIFERA: PIE DE MONTE SUR 


TABLA Il. 40 
PROVINCIA PIE DE MONTE SUR 
EMPRESA : CHACO S.A. 
1.Vuelta Grande 

2.San Roque 


CAMPO 


CAMPO VUELTA GRANDE 


El Campo Vuelta Grande se encuentra ubicado en la provincia Luis Calvo del 
Departamento de Chuquisaca. Morfológicamente está emplazado en el Piedemonte Sur. 


El año 1975 YPFB, reinicia actividades de exploración en la llanura Chaqueña. Trabajos 
de relevamiento de sísmica 2D son ejecutados durante este periodo. 


Producto de esta investigación fueron interpretadas varias culminaciones, aunque 
técnicamente no enteramente confiables debido a las deficiencias de resolución y técnicas 
utilizadas. 


En el año 1978 se concluyen los trabajos de reinterpretación, resaltando el área 
comprendida entre Vuelta Grande y Porvenir. Los mapas isocrónicos mostraban al 
anticlinal de Vuelta Grande como una estructura alargada con cierres norte y sur bien 
definidos y considerablemente más alta que el anticlinal La Vertiente. 


Fue descubierto por YPFB, con la perforación del pozo VGR-X1 que alcanzó la 
profundidad de 3.233 m, permitiendo conocer la existencia de hidrocarburos en 
cantidades comerciales en las Formación Cangapi y Grupo Tacuru a una profundidad de 
2.300m y 2.080m, respectivamente. La producción se inició en junio del 1983. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La unidad estratigráfica más joven es el reservorio de la Formación Yecua del Sistema 
Terciario. La secuencia litológica subyacente de esta formación son el Tapecuá, Grupo 
Tacurú, Cangapi y Pérmico. 


La Formación Yecua consiste de una serie de delgadas areniscas lenticulares. El 
promedio de contacto agua-gas en 1.100 m, fue utilizado para estimar los volúmenes de 
reservorios que están asociadas con las reservas probadas. 


Las areniscas del Tapecuá son interpretadas como correspondientes a una serie de 
dunas apiladas y distribuidas a través del pliegue, formando unidades de areniscas de 
origen eólico con un contenido de hidrocarburos que llega a los 106 m de espesor. El 
reservorio Tapecuá es una arenisca fina a mediana friable con buena distribución 
granular. El contacto agua-gas fue estimado en 1.760 m. 


La formación subyacente Cangapi es un grupo de areniscas de naturaleza eólica o fluvial 
y distribución ascendente con intercalaciones de arcillitas. El reservorio Cangapi contiene 
areniscas laminares de grano fino a mediano. 
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Reservorios de las formaciones Yecua, Tapecuá y Cangapi, son productores en el 
campo Vuelta Grande. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


El campo Vuelta Grande, está formado por un anticlinal vinculado a una falla inversa de 
dirección Norte-sur denominada falla La Vertiente- Vuelta Grande, localizada a lo largo 
del flanco Oriental del campo, constituyendo el cierre Este de los reservorios. El flanco 
Oeste es sano pero con buzamiento pronunciado. Los cierres Norte y Sur están bien 
definidos. Figura 11.44. 


El anticlinal tiene aproximadamente 300 m de cierre superior por encima del spillpoint. No 
se han observado fallas internas por análisis sísmicos y/o información de pozos. Figura 
11.43. 


Con el propósito de investigar el potencial petrolero y gasífero de la estructura en 
formaciones más profundas que las actuales en producción, en la gestión 2010 se corrió 
un programa de sísmica 3D. Figura 11.42. 


Con los resultados de esta actividad prospectiva se programo la perforación de un pozo 
exploratorio profundo con objetivos de los reservorios de la Formación Iquiri y que 
actualmente sigue en operaciones. Figura 11.41. 


PERFORACION 


El pozo VGR-X2, exploratorio de extensión fue ubicado a 1.5 km al Norte del pozo VGR- 
X1, confirmó no solamente la existencia de hidrocarburos en cantidades comerciales en 
la formaciones Cangapi y Tacurú, sino también evaluó el potencial productivo de la 
Formación Yecua, de cuyas posibilidades se tenía evidencias a través de las pruebas de 
formación tipo RFT, efectuadas en agujero abierto durante la perforación del pozo VGR- 
X1. 


A partir de estos descubrimientos se desarrolló un programa de perforación intensiva, 
con objeto de conocer los límites y sus reservas potenciales de los yacimientos. Los 
pozos VGR-5 y VGR-6, perforados en ambos extremos de la estructura, permitieron 
definir exactamente el trazado de la falla “La vertiente”. 


Se perforaron 36 pozos, algunos con terminación doble. Dos pozos fueron perforados al 
Este de la falla Vuelta Grande, se abandonaron por improductivos. Dos pozos han 
producido del reservorio de la Fm. Yecua, 25 del Tapecuá y 3 en el Cangapl. 


La explotación del campo Vuelta Grande constituyó uno de los proyectos prioritarios de 
YPFB para: 


e Compensar los requerimientos ascendentes de carburantes en el consumo 
nacional. 
e  Contrarrestar la acentuada declinación de condensado. 


ESTADO ACTUAL DEL CAMPO 
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Actualmente el campo cuenta con 30 pozos en producción (39 líneas), todos productores 
del reservorio Tapecua. 


El campo mantiene un régimen de agotamiento normal, sus reservas actuales están en la 
Tabla 11.41. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA Il. 41 


Probadas Probables Posibles 


Gas de 

Separador | Petróleo Petróleo Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl Mbbl Mbbl 
206,425 - - - 


AA 


0 _ Y > 
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FIGURA 11.42: VUELTA GRANDE NORTE SÍSMICA 3D 
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FIGURA ll. 43: CAMPO VUELTA GRANDE 
SECCION SISMICA CON POZOS DE DESARROLLO 
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FIGURA ll. 44: CAMPO VUELTA GRANDE -— MAPA ESTRUCTURAL 
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CAMPO SAN ROQUE 


El campo San Roque está ubicado en la provincia Gran Chaco del Departamento de 
Tarija. Se encuentra 110 km al Sur de Camiri y 29 km al Norte de Villa Montes. Su 
elevación es de 600 m.s.n.m. y presenta temperaturas ambientales que varían entre los 
26.6 *F (-39C) y los 122 *F (50 *C). Forma parte del grupo compuesto por los campos 
Vuelta Grande, Ñupuco, La Vertiente, y Escondido. 


El conocimiento geológico del área de San Roque se remonta a los años 1954 y 1956, 
lapso en el que se iniciaron los primeros trabajos gravimétricos. Posteriormente, en el año 
1975, la empresa SEGEASA de México, dio inicio a los primeros trabajos de sísmica en 
el área, y como resultado de su interpretación se definieron varias culminaciones de 
interés para ser investigados, entre las que se destaca la estructura de San Roque. Figura 
IB. 


FIGURA 11.B: CAMPO SAN ROQUE PERFIL SISMICO 


' 


L-ITHA-25 


La producción en el campo San Roque se inició en el mes de abril de 1986, a través de 
líneas de producción doble y sencilla. 
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La compañía Chaco en el año 2003, efectúo una campaña de sísmica 3D de 60 Km?. 
Con la interpretación de la sísmica 3D, la Falla San Roque esta desplazada hacia el Este 
de su posición original. Esta nueva interpretación se traduce en un mayor volumen de 
roca con petróleo y gas que deberán ser investigado mediante la perforación de pozos 
que tengan como objetivos los niveles arenosos de las Formaciones Petaca y Castellón y 
también posibilita la exploración de reservorios profundos. Figuras 11.45 y 11.46. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


Tiene cuatro reservorios de gas y cinco petrolíferos. Los reservorios de gas, están en las 
formaciones Yecua, Petaca, Castellón, y Tapecuá. Los reservorios petrolíferos son 
denominados: Vitiacua, Rosillas, Año Nuevo, Chaqueña y Navidad. El reservorio Sin 
Nombre es una arenisca muy delgada y no ha sido evaluada. 


La Formación Ichoa contiene intervalos con hidrocarburos, estas reservas están incluidas 
como parte de la secuencia Petaca-Castellón. 

El miembro Castellón de la Formación Tacurú es el reservorio principal en el campo San 
Roque. En este miembro, los reservorios tienen las propiedades petrofisicas (porosidad y 
permeabilidad), influenciadas por su mayor o menor contenido de arcillas. 


El miembro Navidad de la Formación San Telmo, está compuesto por areniscas de grano 
fino a regular, subanguloso y algunas niveles arcillosos. Los reservorios de la Formación 
Vitiacua, Año Nuevo y Rosillas fueron analizados por balance materia, actualmente están 
agotados. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


El campo San Roque, es una estructura anticlinal con su hundimiento Sur bien definido, 
en cambio el hundimiento septentrional lo conforma una falla que corta la estructura en 
dirección Este-Oeste y actúa como su cierre Norte. Figuras 11.47 y 11.B. 


Su flanco Oeste es de una pendiente moderada y bien desarrollado. Como en la mayoría 
de las estructuras de esta provincia geológica, su flanco Oriental es truncado por la falla 
San Roque. Figura 11.46. 


EXPLOTACION DEL CAMPO 
PERFORACION 


El pozo SNQ-X1, propuesto para su perforación en base a la interpretación sísmica, fue 
perforado el año 1981, y entre sus objetivos estaba investigar las posibilidades petrolíferas 
de las Formaciones Cangapi, San Telmo y Escarpment. El pozo fue perforado hasta una 
profundidad final de 2850 m, confirmando la acumulación comercial de gas y condensado 
en los niveles arenosos pertenecientes a la Formación Petaca. 


Con el resultado positivo del pozo SNQ-X1, se perforo el pozo SNQ-X2, con el objetivo 
de investigar nuevamente los reservorios del Carbonífero. El pozo alcanzó una 
profundidad de 3877 m, concluyendo como descubridor de gas y condensado de la 
Formación Castellón. 
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En la primera etapa de desarrollo del campo se han perforado 9 pozos con objetivos 
someros, apuntados a los reservorios Petaca y Castellón. El pozo SNQ-10, perforado el 
año 1989, dio inicio a la segunda etapa de desarrollo del campo, esta vez focalizados en 
objetivos arenosos de las Formaciones Cangapi y San Telmo. 


Luego de un periodo dedicado a la explotación, en el año 1996 se perfora el pozo SNQ- 
21, que tuvo el objetivo producir gas y condensado de las Formaciones Petaca y 
Castellón. 


Por la perforación de pozos para la explotación de los reservorios, el contacto agua- 
petróleo (CAPO), esta nítidamente definido en el flanco Occidental. Figura 11.47. 


ESTADO ACTUAL DEL CAMPO 


Se encuentran en producción 9 pozos (12 líneas), los cuales son productores de las 
Formaciones Yecua, Petaca y Castellón. Los pozos productores de la Formación Petaca 
son SNQ-2, SNQ-6, SNQ-10, SNQ-17 y SNQ-19. El pozo productor de la formación 
Yecua es el SNQ-3. Los pozos con doble terminación para las Formaciones Yecua y 
Petaca son los pozos SNQ-12 y SNQ-21 y el pozo SNQ-8 que es productor. 


Las reservas actuales se pueden observar en la Tabla 11.42. 


RESERVAS (RYDER SCOTT ) 


TABLA ll. 42 


Probadas Probables Posibles 
Gas de Gas de 

Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl 


19,557 - - 10,756 
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FIGURA Il. 45: SISMICA 3D CAMPO SAN ROQUE 
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FIGURA ll. 46: PERFIL SISMICO Y POZOS DE EXPLOTACIÓN 
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11.4 PROVINCIA PIE DE MONTE NORTE 


Al Norte del Rio Grande se inicia esta área de exploración y explotación de hidrocarburos, 
en su parte Norte (Area Santa Cruz-Boomerang), inflexiona al Noroeste, extendiéndose 
hasta las cercanías de Villa Tunari. Se trata de una faja relativamente delgada de 50 a 60 
km de ancho, cuyos límites Oriental y Occidental con las áreas Subandino Sur y Chaco 
son de carácter tectónico y morfológico. 


PROVINCIA PETROLIFERA: PIE DE MONTE NORTE 


TABLA !l. 43 
PROVINCIA PIE DE MONTE NORTE 
EMPRESA : VINTAGE PETROL 

CAMPO 1. Naranjillos 


CAMPO NARANJILLOS 


El Campo Naranjillos se encuentra a 25 Km. al sudoeste de la Ciudad de Santa Cruz de 
la Sierra. Fue descubierto por YPFB en 1962, perforando 26 pozos hasta el año 1970. 


Es de dimensiones medianas comparado con los estándares de Bolivia. Es productor de 
gas y condensado habiendo producido desde su descubrimiento hasta el 30 de abril del 
2006 71.95 BCFs de gas y 493.817 Bls de condensado. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 
En esta estructura se tiene la secuencia estratigráfica generalizada siguiente: Tabla Il. 44. 


TABLA Il. 44 


| Yecua | 
Terciario 


| Cajones | 


> 


L Izozog | 


Ichoa 


Carbónico 


Iquiri 
TEA 
Devónico 
are] | Iguiri Inferior | 
| Los Monos | Monos 


Página 190 


Aspectos Geólogicos Campos Medianos y Menores MHE - Cooperación Canadiense | 


TABLA 11.44 (CONTINUACIÓN) 


Devónico E a 


aos Rosa 


Los Reservorios de este campo están distribuidos en casi toda la secuencia estratigráfica 
controlada por los pozos exploratorios. 


Los reservorios profundos del Sistema Devónico (Huamampampa, Icla y Santa Rosa), en 
esta estructura fueron investigados con pozos exploratorios, resultando en fase acuífera. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


Estructuralmente, es un anticlinal asimétrico con orientación Noroeste a Sureste. Esta 
situado en el borde oriental de la faja de Pie de Monte Norte. 


Con la prospección sísmica y la perforación de pozos de desarrollo, se tiene una clara 
visión de la configuración del pliegue. El flanco occidental es suave de alrededor de 6* y 
el oriental es pronunciado de aproximadamente 50* de buzamiento, su eje axial tiene una 
orientación Noroeste-Sudeste. Figura 11.48 y Figura 11.49. 


La falla Naranjillos divide la estructura en 2 láminas. En la superior están casi todos los 
reservorios productivos de gas y condensado y en la inferior se encuentran los 
reservorios de la Formación Iquiri. 


PROSPECTO SISMICA 3D 


El objeto de este estudio fue obtener información estratigráfica-estructural, confiable que 
permita la identificación y mapeo de los objetivos geológicos prospectables sean estos 
someros y profundos a fin de optimizar el desarrollo del campo y determinar nuevos 
proyectos. 


SISMICA DE POZO 
PERFIL SISMICO VERTICAL (VSP) 


En el primer pozo perforado por Shamrock en el campo Naranjillos (NJL — X104), se 
realizó una prueba de un Perfil Sísmico Vertical (VSP) con offset O ejecutado por Western 
Atlas Loggin Servíce en fecha 20/12/98. De igual manera se realizo este trabajo en los 
pozos NJL- X102 y NJL — X105. 


En todas estas pruebas, se tiene un control de Tiempo — Profundidad del campo y se 
obtienen perfiles sísmicos por debajo de la profundidad del pozo que de alguna manera 
contribuyen al análisis geológico del área. 


AEROMAGNETOMETRIA 
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Un prospecto de Aereomagnetometría de Alta Resolución (Airbone Ismap) fue corrido en 
el campo Naranjillos y ejecutado por la Compañía Edcon Aéreo Survey Inc. 

El objeto de este proyecto fue mapear o establecer figuras intra — sedimentarias tales 
como fallas, zonas de fracturas, limites de bloques, y otros lineamientos como ser altos o 
bajos estructurales. 


PERFORACION EXPLORATORIA 

El 3 de octubre de 1998 Vintage Petroleum Boliviana Ltd., empieza la perforación de su 
primer pozo, el NJL-X104 y hasta el año 2000 realiza la perforación total de 10, 
investigando con el pozo NJL-X111 sedimentos del Sistema Silúrico. 


Las reservas actuales se encuentran en la Tabla 11.45. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 


TABLA Il. 45 


Probadas Probables Posibles 


Gas de 

Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl Mbbl MbbI 
31,578 - - - 87 


FIGURA ll. 48: CAMPO NARANJILLOS CORRELACIÓN ESTRUCTURAL 
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FIGURA Il. 49: CAMPO NARANJILLOS MAPA ESTRUCTURAL RESERVORIO 
SAN ISIDRO 
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PROVINCIA PETROLIFERA: PIE DE MONTE NORTE 


TABLA Il. 46 
PROVINCIA PIE DE MONTE NORTE 
EMPRESA : PLUSPETROL BOLIVIA 

CAMPO 1. Río Seco 


CAMPO RIO SECO 


En 1997 el bloque fue adjudicado a Pluspetrol, esta empresa realizo actividades de 
exploración en las diferentes fases. 


Se encuentra ubicado en la provincia Cordillera del Departamento de Santa Cruz. 
Morfoestructuralmente so sitúa en la Provincia Geológica Pie de Monte Norte. 


CONSIDERACIONES GEOLÓGICAS 


La Figura 11.50, es el mapa estructural al tope de la Formación Escarpment y muestra la 
conformación del pliegue anticlinal de Rio Seco, tiene sus flancos bien desarrollados y 
sus hundimientos Norte-Sur definidos. 


PROSPECCION SISMICA 


Iniciando la actividad exploratoria, registraron 441 Km? de sísmica 3D y con su 
interpretación se definió la estructura de Rico Seco, mediante la elaboración de un mapa 
isocronico al tope de la Formación Scarpment, con el cual se sustento la fase de 
perforación exploratoria. 


PERFORACION EXPLORATORIA 


La perforación del pozo, RSC-X1001, se inicio en septiembre de 1999 alcanzando una 
profundidad final de 2.227 metros. Se realizaron 8 pruebas de producción en las 
formaciones Scarpment, San Telmo, Cangapi y Cajones. Los ensayos en las formaciones 
Cangapi y Cajones resultaron con escasa producción de gas y agua. 


El pozo RSC-X1002, se perforó en el año 2000, alcanzando una profundidad final de 
2.901 metros, con el objetivo de investigar las areniscas de la formación Scarpment. Las 
detecciones de gas más importantes durante la perforación fueron registradas en los 
niveles arenosos de la formación Scarpment y la formación San Telmo también se 
presentaron detecciones interesantes en niveles del Petaca y Cajones. 

Se coloco un tapón de abandono temporal a 2.901 m, actualmente el pozo RSC-X1002 
está en espera de terminación. 


Entre agosto de 2000 y enero de 2001 se realizo la perforación del pozo Río Seco Oeste- 
X1 (RSW-X1) hasta llegar a una profundidad de 4.690 m evaluando mediante pruebas de 
producción los niveles arenosos de la formación Iquirí, tanto en el bloque bajo como en el 
alto de la falla Río Seco. Los mismos si bien aportaron escaso gas, resultaron acuíferos, 
razón por la cual se decidió abandonar el pozo. 
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El pozo RSC-X1003, se perforó en el año 2002, alcanzando una profundidad de 3.013 
mbbp, a partir de la formación Petaca se detectaron indicios de gas con valores bastantes 
interesantes y prácticamente con todos los componentes principalmente en los tramos 
arenosos de la formación Petaca, Cajones, San Telmo y Scarpment. No se realizaron 
pruebas de producción, el pozo se encuentra es espera de terminación. 


FIGURA Il. 50: CAMPO RIO SECO MAPA ESTRUCTURAL DEL TOPE DE LA 
FORMACIÓN ESCARPMENT (FUENTE PLUSPETROL, 2003) 
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PROVINCIA PETROLIFERA: PIE DE MONTE NORTE 


TABLA !l. 47 
PROVINCIA PIE DE MONTE NORTE 
EMPRESA : ANDINA S.A. 

1. Rio Grande 
2. La Peña 


CAMPO 
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CAMPO DE RIO GRANDE 


Es un campo importante por su situación estratégica y por su volúmenes de producción de 
gas y condensado. Es el lugar donde convergen todos los ductos, siendo el centro de 
distribución del gas para la exportación. 


La Figura 11.51, muestra la distribución y ubicación de los pozos de desarrollo. 
CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


Este Campo se caracteriza por ser productor de gas- condensado de 63* API de las 
formaciones Petaca, Yantata, areniscas Bolívar y La Peña del Sistema Carbonífero. En 
años recientes han entrado en producción los reservorios de la Formación Iquiri, con 
importantes volúmenes de gas y condensado. 

Es un campo que produce de múltiples niveles arenosos de la secuencia estratigráfica. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 
La trampa petrolera la conforma un amplio pliegue anticlinal y de acuerdo a la información 
geológica brindada por la perforación de numerosos pozos de desarrollo y de la 


prospección sísmica, su secuencia estratigráfica es normal y no está alterada por fallas. 
Figura 11.52. 


El pliegue anticlinal de Rio, Grande, tiene una considerable amplitud y espesores 
productivos muy importantes. Figura 11.53. 


ACTIVIDAD DE EXPLORACIÓN 


Actualmente en el campo Rio Grande, se perforan pozos exploratorios de extensión y 
direccionales para producir gas y condensado de los reservorios de la Formación Iquiri. 


ACTIVIDAD DE EXPLOTACIÓN 
DESARROLLO DEL CAMPO 


El máximo esfuerzo se canalizó en inversiones de la fase de perforación para el 
desarrollo del campo. 


En la Tabla 11.48, se aprecian las reservas. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 


TABLA Il. 48 
o Probadas [| Probabes [| Posibles | | 


Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl 


29,805 427 6,663 16 69 
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FIGURA ll. 51: CAMPO RÍO GRANDE -— UBICACIÓN DE POZOS 
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FIGURA Il. 52: CAMPO RIO GRANDE PERFIL SISMICO 
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FIGURA Il. 53: CAMPO RIO GRANDE 
MAPA ESTRUCTURAL RESERVORIO ESCARPMENT-Y3 
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CAMPO LA PEÑA-TUNDY 


Es un campo en plena etapa de producción con todos sus pozos perforados para una 
óptima explotación. En la Figura 11.54, están la distribución y ubicación de los pozos del 
campo. 


La producción principal del campo es de petróleo con gas asociado. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


Los reservorios principales corresponden a las areniscas La Peña y Bolívar 
pertenecientes a las formaciones San Telmo y Escarpment del sistema Carbonífero. 


Su secuencia estratigráfica es normal y se extiende desde el Sistema Terciario hasta 
sedimentitas del Devónico. Las Figuras 11.55 y 11.56, evidencia zonas de no depositación 
del reservorio La Peña, este efecto geológico es atribuible a anomalías estratigráficas 
durante la sedimentación del Carbonifero. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


Las Figuras 11.56 y l!l.C, muestra una estructura anticlinal con su eje axial buzante al 
Nortoeste-Sudeste, sin complicaciones tectónicas. 


La trampa se genero en un canal del Sistema Carbonifero, la Figura 11.55, detalla con 


nitidez estas anomalías estratigráficas y con su componente estructural originan una 
trampa petrolera. 


ACTIVIDAD DE EXPLORACION 
La conformación de la trampa petrolera estratigráfica-estructural de La Peña, no permite el 
desarrollo de prospectos petroleros en profundidad, siendo este aspecto la razón 
principal para que la actividad en exploración sea nula. Figura 11.55. 
ACTIVIDAD DE EXPLOTACION 

EXPLOTACIÓN DEL CAMPO 


Es un campo que está en plena fase de explotación con todos los pozos perforados para 
una óptima producción. 


De acuerdo a la información sísmica no se tiene ninguna posibilidad de explorar otros 
reservorios a mayor profundidad puesto que no existen los elementos geológicos para 
dar origen a una trampa petrolera. Figura 11.56. 
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FIGURA ll. 54: CAMPO LA PEÑA TUNDY - UBICACIÓN DE POZOS 


FIGURA ll. 55: CAMPO LA PEÑA - PERFIL SISMICO CON UBICACIÓN DEL POZO 
LPN-X2 Y VARIOS DE DESARROLLO PERFIL SISMICO NW-SE 
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FIGURA ll. 56: CAMPO LA PEÑA MAPA ESTRUCTURAL RESERVORIO LA PEÑA 
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FIGURA 11.C: CAMPO LA PEÑA TUNDY PERFIL SISMICO 
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PROVINCIA PETROLIFERA: PIE DE MONTE NORTE 


TABLA Il. 49 


PROVINCIA PIE DE MONTE NORTE 
EMPRESA : PETROBRAS ENERGY S.A. 
1. Colpa 
2. Caranda 


CAMPO 


CAMPO COLPA 


Fue descubierto por Bolivian Gulf Oil Company en el año 1962, habiendo sido desarrollado y 
explotado por esta compañía hasta octubre de 1969. YPFB a partir de octubre de 1969 
administra y ejecuta operaciones en el campo durante 20 años. 


En 1989, la empresa PEREZ COMPANC, PECON ENERGIA S.A. Y PESA inicia las 
operaciones de su reactivación, tarea que continua actualmente. 


Es un campo en etapa de explotación y su producción está en su máximo índice. 
CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 
La secuencia estratigráfica del campo Colpa está muy bien definida por los múltiples pozos 


de desarrollo perforados y se identifican las unidades formacionales por los reservorios que 
cada formación contiene. La secuencia estratigráfica es la siguiente: 


TABLA II. 50: NIVELES PRODUCTORES, COLPA 


NIVELES 
FORMACION | PRODUCTORES | HIDROCARBURO 


1B, Il Petrolífero 
San Telmo Gasífero 


í y 
Petrolífero 
Petrolífero 

y 


Petrolífero 
, j G Petrolífero 
Taiguati Gasítero 

G Inferior Petrolífero 

Petrolífero 

G-M Inferior Petrolífero 
Tarija Gas C Gas y 

Tarila Condensado 

Tarija Gas b Gas y 


Condensado 
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TABLA 11.50 (CONTINUACIÓN) 


NIVELES 
FORMACION | PRODUCTORES | HIDROCARBURO 


Tarija Gas A Gas y Condensado 
Tarija Gas y Condensado 
Tarija Petróleo Petrolífero 


Fuente: PESA 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


La estructura Colpa está conformada por un suave anticlinal alargado de 12 Km. de largo y 
7 Km. de ancho con orientación NO-SE, paralelo al frente de deformación andino. 


ESTADO ACTUAL DEL CAMPO 


A Junio del año 2006, tiene 15 pozos en producción efectiva, 1 pozo inyector de agua 
disposal y se encuentra en intervención con equipo de workover el Clp-56. (Fuente 
Petrobrás Energía). Sus reservas actuales están en la Tabla 11.51. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA II. 51 
Probables 
Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl 
81 - 228 563 


21,386 100 3,525 12,068 1,427 71 


CAMPO CARANDA 


En los campos Colpa Caranda desde su descubrimiento por la Bolivian Gulf Oil Company 
en octubre de 1960 y noviembre de 1961, se perforaron un total de 183 pozos de los 
cuales 123 fueron en Caranda y 60 en Colpa. De los 183 pozos, Bolivian Gulf Co., perforó 
un total de 125, YPFB 48 y Pecom Energía 10 pozos, además de una profundización en 
Colpa. Los campos Colpa y Caranda, están separados por una distancia muy corta. 
Figura 11.57. 


El pozo más profundo es el CAR-X1003, que alcanzó una profundidad final de 5030 
metros, descubriendo petróleo en la arenisca Robore del Sistema Devónico. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La secuencia estratigráfica investigada corresponde a sedimentos marinos del Silúrico, 
Devónico y marino-continentales del Carbonífero, Jurásico, Cretácico y Terciario de los que 
totalizan aproximadamente 30 reservorios gasíferos y petrolíferos. 


Actualmente se produce de niveles pertenecientes a las formaciones Chaco, Yecua, Petaca, 
Cajones, Cangapi, San Telmo, Taiguati, Iquiri y Roboré. La secuencia estratigráfica y los 
reservorios productores, se enumeran en la Tabla 11.52. 
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TABLA Il. 52: TABLA NIVELES PRODUCTORES, CARANDA 


NIVELES 
FORMACION | PRODUCTORES | HIDROCARBURO 
Gasifero 


Gasifero 


Chaco Gasifero 


Gasifero 


Gasifero 


Gasifero 


Gasifero 
TG, TH, Tl Gasifero 
TJ, TK, TL Gasifero 
Petaca TM, TN, TO Gasifero 
TS, TT, TU Petrolífero 
TV Petrolífero 


Petrolífero 
Gasífero 


Petrolífero 
Cajones Petrolífero 


Petrolífero 


Petrolífero 


Yantata 


Cangapi Petrolífero 
Gasífero 


Petrolífero 


San Telmo Petrolífero 
Petrolífero 


Petrolífero 


Petrolífero 


Petrolífero 
Taiguati Petrolífero 
Petrolífero 


Petrolífero 
Gasífero 


Iquiri: Gasífero 


Robore Gasífero 
(profundo) 


Fuente: PESA 
CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


La estructura de Caranda, está conformada por fallas de cabalgamiento en su parte 
profunda y por retrocabalgamientos que modelaron su estructura en la parte somera y que 
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corresponde a la estructura explotada. El efecto de este fallamiento es la estructuración 
de un anticlinal asimétrico de rumbo Noroeste-Sudeste. Figura 11.58. 

Según la reinterpretación Sismo -— Estratigráfica, a partir de la información de la sísmica 3D, 
(sísmica efectuada el año 1994), este modelo ha sido reconsiderado. A la fecha se ha 
reinterpretado, parcialmente, el campo en los sectores Oeste y Sudeste para niveles del 
Terciario basal y Cretácico. 


En la compleja estructuración del campo Caranda, la introducción actual de lo 
reinterpretado, son las fallas de rumbo las que definen la existencia de dos Zonas con 
características de acumulación y comportamiento de producciones diferentes, que en forma 
general fueron denominas Este y Oeste. Sin embargo, a efectos de una mejor 
individualización de los reservorios y de las expectativas de alguno de ellos, la primera zona 
ha sido subdividida en Central, Este y Sudeste. 


EXPLORACION 
Las actividades de exploración estuvieron resumidas a trabajos de sísmica y la 


perforación de un pozo exploratorio profundo. Las actividades que desarrollaron fueron las 
siguientes (Tabla 11.53). 


TABLA !l. 53: DETALLE DE ACTIVIDADES EXPLORATORIAS 


acrivioaD. |—FECHA | FECHA |LONGITUD| COSTO | ORSERVACIONES 
COLPA 


CARANDA 


SISMICA 3D 2 MM $us Procesamiento Completo 


Etapa perforación 
CAR X 1003 may-96 may-97 5030 mts 26,2 MM $us Asignar proporcionalmente 


Elaboración Propia de PESA 


Las inversiones realizadas en exploración en el Campo de Caranda, se refieren 
únicamente al pozo exploratorio CAR-X1003, realizándose la perforación entre noviembre 
de 1996 al mayo del 1997 y la terminación de mayo del 1997 al julio de 1998, 
convirtiéndose en pozo productor CAR 1003. 


ESTADO ACTUAL DEL CAMPO 


Al mes de Junio del 2006 se tienen 32 pozos en producción efectiva (incluido el profundo) 
y 1 pozo inyector de agua disposal (fuente Petrobrás Energía.) 
Sus reservas remanentes se visualizan en la Tabla 11.54. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA Il. 54 
o Probadas [| Probabtes | Postes 


Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador 
MMpc Mbbl Ae MMpc Mbbl Mbbl MMpc 
68,817 911 8,344 119 3,098 
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FIGURA ll. 57: MAPA UBICACIÓN - CAMPOS COLPA Y CARANDA 
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PROVINCIA PETROLIFERA: PIE DE MONTE NORTE- BOOMERNG HILLS 


TABLA Il. 55 
BOOMERNG HILLS 
EMPRESA : CHACO S.A. 

1. Montecristo 


. Bulo Bulo 


. Carrasco 


. Carrasco FW 


. Los Cusís 


CAMPO Kanata 


. Kanata Norte 

. Kanata FW 

9. Humberto Suarez R. 
10. PatujuSAL 

11. PatujuSAL Oeste 


o [uo (mn «wm mn 


CAMPO MONTECRISTO 


El campo Monte Cristo, se halla situado en la provincia Warnes del departamento de 
Santa Cruz, está dentro el Boomerang Hills (Provincia geológica Pie de Monte Norte). Si 
bien Montecristo figuraba en el Balance de Apertura de Chaco, el contrato de riesgo 
compartido recién fue firmado en abril de 2004. El valor del campo en el Balance de 
Apertura fue de 2.72 MM$us. Desde que el campo pasó a ser administrado por Chaco en 
Abril de 1997, Montecristo produjo hasta la fecha un volumen acumulado de 71 Mbls de 
petróleo y 0.9 bcf de gas. 

Sus reservas actuales se verifican en la Tabla 11.56. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La perforación de un significativo número de pozos en el campo Montecristo, ha dado 
como resultado el conocimiento detallado de la secuencia estratigráfica y es similar a la 
conocida en la región. El complejo Carbónico es el que muestra variaciones que son 
deducibles del comportamiento de las facies tipo lenticular asociados posiblemente con 
rellenos de antiguos canales, en diferentes estadios sedimentarios intra-carbónicos. 


Las unidades litológicas atravesadas por el pozo MCT-X8, no tiene variaciones 
estratigráficas remarcables en relación a los pozos MCT-X2 y MCT-X7. Estos sondeos 
investigaron sedimentitas de los sistemas siguientes: Terciario, Triásico, Cretacico, 
Permico, Carbonífero y Devónico en sucesión normal. La Figura ll. 59, muestra un perfil 
sísmico con una sucesion estratigrafica normal sin fallamiento. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 
Las características estructurales del anticlinal de Montecristo han sido definidas 


mediante trabajos de prospección sísmica en su primera fase y luego con mayor precisión 
mediante la perforación de pozos exploratorios. 
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Montecristo es un anticlinal de gran extensión de flancos y hundimientos suaves con un 
eje de dirección predominante NO-SE. Figuras 11.59 y 11.60. 


Como ha sucedido en los pozos, la perforaciones atravesaron una secuencia 
estratigráfica en forma normal sin perturbaciones tectónicas con buzamientos sub 
horizontales definiendo una estructura de considerable amplitud. Figura 11.61. 


EXPLOTACION DEL CAMPO 
PERFORACION 


Se perforaron 8 pozos en el área de los cuales los pozos MTC-X1 y MTC-6, están 
ubicados fuera del campo en explotación. De los 6 pozos restantes, 4 se encuentran 
abandonados uno esperando abandono, MTC 4, y uno en producción, MTC-8. YPFB 
Chaco tiene la obligación de abandonar el pozo MTC-8 al final de su vida productiva pero 
no tendría la misma obligación con el MTC-4 dado que este pozo no tuvo producción. 


El máximo caudal de producción continua que alcanzó el campo Montecristo fue de 40 
bpd, actualmente el pozo MTC-8 es el único productor del campo de un nivel de ariscas 
de la Fm. Los Monos (Devónico), la producción promedio es de 17 bpd de petróleo y 0.2 
mmpcd de gas que se ventea. A pesar del alto costo operativo de 8.08 $us/boe, no se 
puede cerrar el pozo por que al hacerlo existe fuga de gas que llega hasta la superficie. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 


TABLA Il. 56 


Gas de Gas de 
Separador | Petróleo ondensado | Separador 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc 


743 79 - 


Gas de 
Petróleo | Condensado | Separador 
Mbbl Mbbl MMpc 


FIGURA ll. 59: CAMPO MONTECRISTO PERFIL SISMICO 
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FIGURA Il. 60: CAMPO MONTECRISTO 
MAPA DE AMPLITUDES DE CI HORIZONTE CTT2 
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FIGURA Il. 61: CAMPO MONTECRISTO 
MAPA ESTRUCTURAL DEL RESERVORIO CTT2 
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CAMPO BULO BULO 


El anticlinal Bulo Bulo se encuentra localizado en la provincia Carrasco del departamento 
de Cochabamba. Geomorfológicamente se sitúa en la zona Pie de Montaña de la Faja 
Subandina Central. 


Yacimientos Petrolíferos Fiscales Bolivianos (YPFB) encaró trabajos de exploración en el 
área del Chapare Cochabambino, con el propósito de evaluar el potencial hidrocarburífero 
de la zona. Es así que, en 1961 el geólogo Humberto Suárez, con trabajos de geología de 
superficie, definió la existencia de una estructura anticlinal, denominada después como 
Bulo Bulo. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 
La secuencia estratigráfica está compuesta por las formaciones Chaco, Yecua y Petaca 


del Sistema Terciario, continuando las unidades litológicas Cajones, Yantata e Ichoa del 
Sistema Cretácico y las formaciones Limoncito, Yapacani y Robore del Sistema Devónico. 
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En esta zona se encuentra ausente el Sistema Carbonífero, debido al efecto erosivo de la 
discordancia de edad Triásica. 


Las areniscas que conforman a la Formación Roboré, tienen su origen en una plataforma 
marina somera, se disponen en para secuencias estrato crecientes. Estas son de grano 
fino, bien seleccionadas, predominantemente cuarzosas, de baja porosidad, la misma que 
fluctúa entre 6 y 7% y están afectadas por fracturamiento. En esta formación se han 
identificado tres paquetes de areniscas, las cuales han sido designadas, de base a techo, 
con los términos de Areniscas Roboré-!!l, Il y |, éstas han sido probadas como reservorios 
de hidrocarburos. La Arenisca Roboré-l es el reservorio gasífero más importante del 
campo, con una relación gas/petróleo (RGP) de 26000 pies cúbicos/barril, en la Arenisca 
Roboré-l!l se advierte una RGP de 70000 pies cúbicos/barril, mientras que de la Arenisca 
Roboré-ll se produjo petróleo con una RGP de 1700 pies cúbicos/barril. La Formación 
Cajones es un yacimiento de gas, con una RGP original de alrededor de 60000 pies 
cúbicos/barril. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


Se trata de una estructura anticlinal orientada en sentido sudeste-noroeste originada por 
esfuerzos compresivos de la orogénesis andina, y relacionada a una falla que tiene su 
despegue en sedimentos pelíticos silúricos, de vergencia norte, que en su trayectoria 
produce el plegamiento del bloque colgante. De esta falla se desprende un 
retrocorrimiento, de vergencia sur, que afecta al flanco sur de la estructura. 


Las dimensiones superficiales de esta estructura son de 14 km de largo por 5 km de 
ancho. La columna estratigráfica atravesada por los pozos, comprende sedimentos que 
varían de edad que va desde el Terciario hasta el Devónico. Figura 11.63 y Figura 11.64. 


Los mapas estructurales a los topes de los reservorios Robore l, Il y lll del Sistema 
Devónico, muestran una estructura anticlinal con su eje axial en dirección Noroeste- 
Sudeste. Su flanco Noroeste es de moderada pendiente y es bien desarrollado. En 
cambio su flanco Sudeste es truncado por la falla Bulo Bulo. El área productiva y el 
desarrollo de los reservorios están en el bloque alto de esta falla. Figura 11.62. 


EXPLOTACION DEL CAMPO 
PERFORACION 


En 1963 se decidió la perforación del pozo Bulo Bulo-X1 (BBL-X1), pozo que alcanzó una 
profundidad final de 2599,3 m, logrando descubrir reservas de gas en sedimentos de la 
Formación Cajones (Cretácico Superior). Posteriormente se perforaron otros cuatro pozos 
más en la estructura (BBL-X2, BBL-4, BBL-5 y BBL-7), con los cuales se concluyo la 
primera etapa de perforación exploratoria de Bulo Bulo. 


A principios de la década de los años 80, YPFB encaró trabajos de adquisición sísmica 
2D sobre esta área. Como resultado de la interpretación de la información sísmica 
obtenida se llegó a perforar el pozo Bulo Bulo-X3 (BBL-X3), teniendo como objetivo 
principal la Formación Roboré. Con este pozo se lograron descubrir importantes reservas 
de gas-condensado en esta formación. Con la perforación de un segundo pozo profundo, 
Bulo Bulo-X8 (BBL-X8) se finaliza esta segunda etapa de exploración. En 1998, Chaco 
inicia una tercera etapa de exploración, con la perforación del pozo Bulo Bulo-9D (BBL- 
9D), cuya meta fue alcanzar y evaluar a la Arenisca Sara de la Formación El Carmen 
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(Silúrico Superior). Este pozo alcanzó una profundidad final de 5638 m, llegando a 
atravesar parcialmente a la Arenisca Sara, la que debido a la alta presión que presenta no 
pudo ser conclusivamente evaluada. Con este pozo se ensayó satisfactoriamente a la 
Formación Roboré. En el año 2000, Chaco perforó el pozo Bulo Bulo-11 (BBL-11, PF 
4380 m), con éxito en los ensayos efectuados en las areniscas de la Formación Roboré. 


El campo Bulo Bulo es productor de gas y condensado proveniente de reservorios de las 
Formaciónes: Roboré, Cajones y Yantata, sin embargo, los reservorios que conforman a 
la Formación Roboré, por el tamaño y calidad de hidrocarburo, son los más importantes. 


Los pozos BBL-X3, BBL-X8, BBL-9DST4 y BBL-11, resultaron positivos productores gas 
condensado de las areniscas Roboré-l y Roboré-lIl. En los pozos: BBL-X1 y BBL-X2, 
encontraron reservas de gas y condensado de la Fm. Cajones, los pozos BBL-13 y BBL- 
14 se encontraron reservas de gas y condensado en la Formación Cajones y Yantata. 
Los pozos BBL-4, BBL-5 y BBL-7 resultaron negativos. BBL-4 y BBL-5 por encontrarse en 
una baja posición estructural, mientras que el BBL-7 por presentar pobres propiedades 
petrofísicas. 


En el primer cuatrimestre del año 2010, YPFB Chaco perforó los pozos BBL-13 y BBL-14 
en el segmento estructural noroeste del campo Bulo Bulo, llegando a descubrir nuevas 
reservas de gas-condensado en la Formación Yantata y ratificando la acumulación de 
éstos en la Formación Cajones. En el segundo semestre del 2010, se perforó el pozo 
BBL-10 llegando a la profundidad final de 4300 m. Se efectuó una Prueba de Formación 
en agujero abierto de la Fm. Robore ll, los resultados no son conclusivos por colapso del 
agujero, se estima muy baja permeabilidad. Se intentó fracturar la Fm. Robore lll, en mini 
frac se estableció un gradiente de fractura muy elevado, mayor a 1.2 Psi/pie (por 
limitación técnica de equipo, se suspende el fracturamiento). El pozo es productor actual 
de las formaciones Roboré | y Roboré lll. 


En el segundo semestre del 2011, se programó la perforación del pozo BBL-15 con el 
objetivo de producir gas de la Formación Yantata y de la Formación Cajones y con una 
profundidad final proyectada de 1660 m. El pozo a la fecha se encuentra cerrado en 
reserva. 


RESERVORIOS PRODUCTORES 


TABLA Il. 57 


PROFUNDIDAD | ESPESOR | FLUIDOS LÍNEAS 
RESERVORIO | TOPE (Promedio) | MEDIO (m)| PRODUCIDOS | TERMINADAS 
(m SS) 
ROBORE-l -3349.4 Gas/Condensado 
ROBORE-l -3913.0 Gas/Condensado 


YANTATA -1296.9 Gas/Condensado 
CAJONES -1824.5 | 68 | Gas/Condensado 


RESERVORIO EN RESERVA 


ROBORE-II -3800.0 Gas/Condensado | 0 | 


Sus reservas actualizadas remanentes están en la Tabla 11.58. 
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RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 


TABLA Il. 58 
o Probadas [| Probabes [| Posibles | | 


Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl 


216,925 3,904 105,705 2,498 33,512 


714 63.4 


FIGURA Il. 62: CAMPO BULO-BULO MAPA ESTRUCTURAL DEL TOPE DE LA CAPA 
ROBORE lll, (FUENTE DE GOLDYER AND MACNAUGHTON, 2004) 
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FIGURA Il. 63: CAMPO BULO-BULO MODELO ESTRUCTURAL 3D - TOPE FM. 
YANTATA 


FIGURA ll. 64: CAMPO BULO-BULO MODELO ESTRUCTURAL 3D - TOPE FM. 
ROBORE 
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CAMPO CARRASCO 


El campo Carrasco se encuentra en la provincia Carrasco del departamento de 
Cochabamba siendo productor de gas-condensado. Fisiográficamente, corresponde a la 
llanura chaco-beniana, entre los ríos Ichilo e lsarsama, donde la altura promedio del 
terreno es alrededor de 320 m sobre el nivel del mar. 


YPFB investigó la provincia geológica del Pie de Monte Norte, como parte de los trabajos 
exploratorios en el Subandino Centro, obteniéndose como resultado el descubrimiento de 
los campos hidrocarburíferos de Carrasco, Katari y Bulo-Bulo. Años recientes se 
realizaron trabajo de sismica 3D en las áreas de Carrasco y Kanata. Figura 11.67. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La estratigrafía atravesada por los diferentes pozos de desarrollo del campo, corresponde 
a rocas del grupo Chaco: formaciones Yecua y Petaca del Terciario, Yantata e Ichoa del 
Cretácico, más Limoncito y Roboré del Devónico. Dentro de la formación Roboré se 
pueden diferenciar los siguientes niveles: arenisca Roboré-l, arenisca Roboré-ll y arenisca 
Roboré-1!!. En el campo Carrasco el principal reservorio de hidrocarburos es la arenisca 
Roboré-l. También fueron descubiertas reservas menores de hidrocarburos en areniscas 
de las formaciones Petaca, Yantata e Ichoa. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


El mapa estructural referido al tope Petaca de la Figura ll. 65, muestra una estructura 
anticlinal de forma irregular con dirección de su eje axial NW-SE y que no está afectado 
por fallas. Basados en el perfil sísmico 3D, se han definido a las de vergencia Noroeste de 
poco rechazo y que originan láminas independientes entre los campos KNT, CARRASCO 
Y KANATA NORTE. Figura 11.66. 


DESARROLLO DEL CAMPO 
PERFORACION 


El pozo Carrasco-X1 (CRC-X1, P.F. 4770.5 m) fue perforado por YPFB en el año 1991, 
resultando descubridor de hidrocarburos de las formaciones Petaca y Roboré. Hasta el 
año 1997 fueron perforados otros nueve pozos en esta estructura. Posteriormente YPFB 
Chaco S.A., como operadora del campo, perforó el pozo CRC-11 en el año 2000. 


La explotación del campo fue por agotamiento natural. Ante la ausencia de mercado para 
el gas, en febrero del año 2002 YPFB Chaco S.A. se dio inició la inyección de gas seco 
extraído del campo Bulo Bulo con fines de almacenamiento dado que el reservorio 
Roboré- | del campo Carrasco ya había sido depletado considerablemente, esta actividad 
permitió la producción de hidrocarburos líquidos. 


RESERVORIOS PRODUCTORES 


Página 216 


Aspectos Geólogicos Campos Medianos y Menores MHE - Cooperación Canadiense | 


TABLA Il. 59 


FLUIDOS LÍNEAS 
RESERVORIO PRODUCIDOS TERMINADAS 


ROBORE | -4210 Gas/Condensado 2.2.2.8. | 


RESERVORIOS EN RESERVA 
PETACA -2930 Gas/Condensado 


YANTATA -3065 Gas/Condensado 
ICHOA -3530 Gas/Condensado 


Las reservas actuales del campo están en la Tabla 11.60. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA Il. 60 


Probadas Probables Posibles 
Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl 
| | + [| 1% [| ss] » / e [| + | +. | + [| 66 ] 


FIGURA Il. 65: CAMPO CARRASCO 
MAPA ESTRUCTURAL REFERIDO AL TOPE PETACA 


CAG -2885m 


Escala 


kilómetros 
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FIGURA ll. 66: CAMPO CARRASCO SISMICA 3D KNT-CRC - LINEA 210 (4) 


130 0 
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FIGURA ll. 67: CAMPO CARRASCO-KANATA SÍSMICA 3D KNT-CRC TWT 
TOPE YANTATA 
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CAMPO CARRASCO FOOTWALL (LAMINA YACIENTE) 
POZO CARRASCO FOOTWALL-X1 (CRCFW-X1) 


El pozo Carrasco Footwall-1 (CRCFW-1), fue propuesto como un pozo exploratorio de 
extensión del campo Kanata hacia el sur, y tenía como objetivo investigar el potencial 
hidrocarburífero de las Formaciones Yantata y Petaca en la estructura anticlinal 
homónima. Figura 11.67. 


Como resultado de dicha investigación se ha comprobado la existencia de una 
acumulación de volúmenes comerciales de hidrocarburos en la Formación Yantata. Estos 
volúmenes están desvinculados a los descubiertos en Kanata, ya que se ha verificado 
que el contacto agua-gas en la estructura de Carrasco Footwall, se encuentra 14 metros 
más alto con relación al contacto de la estructura de Kanata. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La secuencia atravesada por el pozo comprende unidades formacionales de los sistemas 
Terciario y Cretácico. 


Los principales reservorios en el área están relacionados genéticamente a ambientes 
depositacionales fluviales (Petaca) y fluvio-eólicos (Yantata), de probada productividad en 
el área (campos Carrasco, Kanata Sur, Kanata Norte, Surubí y Paloma) y de amplio 
desarrollo real, ya que ambas formaciones son fácilmente identificables y 
correlacionables con perfiles de pozo a lo largo de las estructuras de Bulo Bulo y Katari al 
Sur Este, Carrasco-Kanata en el Centro y finalmente los campos Paloma y Surubí 
ubicados al norte del campo en consideración. 


La Formación Yantata está conformada por areniscas que se recuperan como granos 
sueltos de cuarzo hialino, en menor cantidad amarillento, fino a medio, esporádico grueso, 
sub- redondeado, sub-angular, regular selección; hacia el tope se presentan granos 
sueltos de cuarzo hialino, ámbar, escaso amarillento, fino a medio, sub-angular, sub- 
redondeado con buena selección. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


La estructura de Carrasco Footwall está limitada y controlada en su flanco SE por la Falla 
Carrasco, principal elemento estructural del área. Esta falla tiene un buzamiento al SE, y 
presenta en superficie un suave escarpe de falla que marca el límite entre el Bloque Alto 
(Hanging wall) y el Bloque Bajo (Footwal/). En profundidad, la Falla Carrasco presenta un 
importante rechazo entre ambos bloques (aprox. 200 m). 


La trayectoria del pozo CRC FW-1, interceptó a dicha falla en una secuencia de 
areniscas friables y limo-arcillitas del Chaco, manifestándose por pérdidas de fluido de 
perforación en volúmenes no significativos. 


La Falla Carrasco no compromete a los reservorios Petaca y Yantata en el Bloque Bajo, 
y por el contrario, representa un elemento muy importante al constituir un cierre 
estructural en dirección SE. 


INTERPRETACIÓN SISMICA 


Página 219 


Aspectos Geólogicos Campos Medianos y Menores MHE - Cooperación Canadiense | 


La interpretación de la sísmica 3D adquirida permitió definir el marco estructural de la 
estructura de Carrasco Footwall. Un elemento importante para decidir la perforación del 
pozo fue el análisis de la sísmica y la utilización de Indicadores Directos de 
Hidrocarburos (IDH): anomalías de amplitudes conformables a la estructura, y la 
presencia de flat-spots adjudicados a contactos Gas-Agua. 


Estos elementos han sido previamente calibrados con los pozos Kanata-X1, Kanata-X2D, 
y utilizados exitosamente para proponer el pozo Kanata-X3D en una zona con anomalías 
de velocidad que indicaban un relieve estructural menor al real. 


Los resultados de un proceso de Inversión Sísmica Simultánea (AVA) y otros estudios 


complementarios, han confirmado las acumulaciones de gas condensado ya conocidas, y 
sustentaron la presencia de hidrocarburos en la estructura de Carrasco Footwall. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 


TABLA Il. 61 


Probadas Probables Posibles 


Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl Mbbl Mbbl MbbI 


11,159 - - 794 - 223 


CAMPO LOS CUSIS 


El campo Los Cusis está localizado a 115 km al Noroeste de la ciudad de Santa Cruz. 
Geomorfológicamente se sitúa en la parte Este del área Boomerang. 


YPFB en el año 1985, realizo los primeros trabajos de exploración sísmica, en el marco 
del Proyecto de Exploración de Trampas Estratigráficas. 


En 1991 se registraron 55 kilómetros adicionales de sísmica con el objeto de definir con 
mayor precisión las características estratigráficas y estructurales del campo. 


YPFB en la gestión del año 1993 perforo el pozo Los Cusis -X1(LCS-X1), alcanzando una 
profundidad final de 2480 m. En la etapa de terminación fue ensayada la Formación 
Petaca, resultando productor de petróleo en volúmenes comerciales. 


CHACO S.A. en el año 1997, se hace cargo de las operaciones en el campo Los Cusis. 
Esta empresa continuó con el desarrollo del campo con la perforación de pozos y otras 
actividades. Un aspecto relevante fue el registro de sísmica 3D, efectuado el año 2001, 
en el área de los campos Patujusal y Los Cusis. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


Al ser el reservorio Petaca el único horizonte productor, la investigación de la secuencia 
estratigráfica en este campo, se restringe a esta unidad litológica, sin embargo subyacen 
otras formaciones en sucesión normal. Figura ll. 68. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 
La estructura del campo Los Cusis es un anticlinal de dirección Noroeste-Sureste, limitado 
en el sector Noroeste por una falla normal que buza hacia el Noroeste. El cierre Noroeste 
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de la estructura tiene una inclinación bien definida mientras que el cierre Sureste es 
suave. El pozo LCS-X1, fue perforado en la cresta de la estructura. Figura ll. 69. 


DESARROLLO DEL CAMPO 
PERFORACION 


En total se han perforado 13 pozos, de los cuales los primeros 4 fueron ejecutados por 
YPFB, los restantes 9 pozos fueron perforados por Chaco S.A. El único pozo no productor 
es el LCS-13, el cual fue perforado con objetivos de los reservorios de la Formación 
Petaca. 


El campo actualmente cuenta con 8 pozos productores de la arenisca Petaca (LCS-1- 
LCS-2D, LCS-3D, LCS-4, LCS-5D, LCS-10H, LCS-11D, LCS-12H). 


FIGURA ll. 68: CAMPO LOS CUSIS PERFIL SISMICO 
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FIGURA Il. 69: CAMPO LOS CUSIS MAPA ESTRUCTURAL-ISOPAQUICO 
NETO ARENISCA CAPA FORMACION PETACA 


CARO 106 CE AAA ATC AL OPA CDO MATO Aa, CARA 7. PECMA CIÓN: PATADA 


CAMPO KANATA 


El campo Kanata se encuentra en el mismo lineamiento que los campos productores de 
Carrasco por el Sur-Sur Este y Paloma por el Norte-Noroeste y se encuentra ubicada en 
la zona de fore Land del Subandino Centro. 


Fue descubierto en julio del año 2002 al perforarse el primer pozo, KNT-X1, en la 
estructura anticlinal Kanata. Este pozo descubrió reservas de gas-condensado en la 
Formación Yantata. Cabalmente, el pozo Kanata-X1 (KNT-X1) fue propuesto para 
investigar el potencial de petróleo y gas en las formaciones Yantata y Petaca, en el sector 
Sur de la estructura anticlinal. Esta estructura fue definida por medio de la interpretación 
sísmica 2D, 


ACTIVIDAD EXPLORATORIA 
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Se inicia de acuerdo al contrato de YPFB y la empresa CHACO S.A. desde el 10 de abril 
de 1997, con la adquisición de sísmica 2D, 3D, magnetometría, aeromagnetometría, 
gravimetría y la perforación de pozos exploratorios y estratigráficos, pozos de desarrollo 
y/o avanzada en los campos Kanata, Kanata Norte, Kanata Footwall y Carrasco Footwall. 


De las líneas sísmicas 2D adquiridas de YPFB, la empresa operadora Chaco S.A., 
realizo una interpretación definiendo la secuencia estratigráfica y el cuadro estructural 
de Kanata. De este análisis resultó la ubicación del pozo Kanata-X1, (KNT-X1). 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La secuencia estratigráfica característica, incluye unidades del Sistema Terciario: 
compuesto por las formaciones Guandacay, Tariquía (Grupo Chaco), Yecua y Petaca, 
con una denominación local el Miembro Naranjillos localizado en la base de estas 
unidades terciarias. Infrayacen las formaciones Yantata e Ichoa del Sistema Jurasico. 


La base de la Formación Yecua se caracteriza por presentar un considerable espesor de 
sedimentitas pelíticas, condición que hace de este nivel un sello efectivo, máxime por 
localizarse inmediatamente por encima de la Formación Petaca. 


Adicionalmente, la Formación Petaca exhibe una serie de delgados y discontinuos niveles 
pelíticos, los cuales tienden a actuar como sellos locales entre formaciones. En forma 
complementaria, el miembro Naranjillos localizado en la base de la Formación Petaca y 
conformado por limolitas y arcilitas de amplia distribución regional, actúa como sello para 
los reservorios cretácicos (formaciones Cajones y/o Yantata). 


La Formación Yantata está compuesta mayormente por areniscas limpias, de origen 
eólico-fluvial y con una porosidad promedio estimada igual al 19%. Este reservorio 
contiene gas condensado. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


El mapa estructural en profundidad, referido al tope de la Formación Yantata, evidencia la 
conformación de un anticlinal (Kanata) elongado en dirección noroeste-sudeste, separada 
del anticlinal Carrasco por la falla Carrasco de tipo inverso y con buzamiento hacia el 
sudeste. El perfil sísmico muestra la configuración estructural del pliegue. Figura 11.71. 


La estructura de Kanata ha sido definida mediante la interpretación de secciones 
sísmicas, es un anticlinal con cierres definidos y está vinculado al fallamiento compresivo 
de tipo inverso de la falla denominada Kanata. Figura 11.70. 


El mapa estructural del campo Kanata, muestra un área originada por varias fallas que 
hacen emerger un bloque y conforma la trampa. Figura 11.70. 


DESARROLLO DEL CAMPO 


PERFORACION 


El desarrollo del campo continuó con la perforación de los pozos KNT-X2D y KNT-3D, en 
el 2003, y más tarde el pozo KNT-4H, en el año 2005. La ubicación de estos pozos fue 
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determinada mediante la interpretación de la información sísmica 3D adquirida por Chaco 
en el área de Kanata, posterior del descubrimiento de este nuevo yacimiento. 


La perforación de los tres primeros pozos proporcionó los datos necesarios para 
determinar que el mejor sistema de explotación del reservorio era mediante el ciclado de 
gas. De esta manera, es que en febrero del año 2005, después de algún tiempo de 
producción, el pozo productor KNT-X1 fue intervenido y convertido en inyector. Empero, la 
complejidad geológica regional evidenciada por la presencia de fallas, la existencia de 
diferentes contactos, la diferencia en los fluidos encontrados y otros, fueron fundamento 
para abandonar este sistema de explotación, no obstante los buenos resultados obtenidos 
en el área de implementación piloto. 


RESERVORIOS PRODUCTORES 


TABLA Il. 62 


ESPESOR FLUIDOS LÍNEAS 


MEDIO (m)| PRODUCIDOS TERMINADAS 


YANTATA -3913.0 Gas/Condensado 


DESCRIPCIÓN DE POZOS 
TABLA Il. 63 


Función —| Camidad [Pozo 7] 
Abandonados 0] 


iyentores Y 0] 


Tipo de Terminación 


Terminación 
Doble 
KNT-X1, KNT-X2D, KNT-3D y KNT-4H. 


Las reservas remanentes de este campo se encuentran en la Tabla 11.64. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 


TABLA Il. 64 
Probables 


Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl 
a 70 = - a E E = 


4,495 64.9 
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FIGURA Il. 70: CAMPO KANATA MAPA ESTRUCTURAL DEL TOPE DE LA 
CAPA YANTATA (FUENTE DE GOLDYER AND MACNAUGHTON, 2004) 
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Aspectos Geólogicos Campos Medianos y Menores 


FIGURA Il. 71: CAMPOS KANATA-CARRASCO PEFIL SISMICO 3D KNT-CRC — 


TRACE 150 (1) 


CAMPO KANATA NORTE 


Localmente está situada entre las poblaciones de Entre Ríos y Manco Cápac, poblaciones 


pertenecientes a la provincia Carrasco de Cochabamba. 
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Morfo-estructuralmente el anticlinal Kanata Norte está situado en una región de bajo 
relieve, con estructuración suave, con ríos caudalosos que forman parte de la cuenca 
amazónica. 


ACTIVIDAD EXPLORATORIA 


La estructura de Kanata Norte se encuentra dentro del Bloque Chimore !, fue definido por 
Chaco S.A., en el año 1997 con el reprocesamiento y posterior interpretación de la 
información sísmica previamente adquirida de YPFB y con el conocimiento de la 
capacidad productiva de los campos Paloma y Surubí de la Cía. Maxus y los campos de 
Carrasco y Kanata de Chaco S.A. Se da inicio a inversiones exploratorias, con la 
adquisición de sísmica 3D cuya interpretación permitió delinear con mayor detalle el 
cuadro estructural y proponer la perforación exploratoria del Pozo KANATA NORTE-X1 
(KNN-X1) y con el descubrimiento del pozo KNN-X1 se proyecta la perforación del pozo 
KNN-X2. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La secuencia estratigráfica en el subsuelo, va desde el Terciario al Cretácico y las 
características litológicas no difieren de las ya conocidas en el área. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


Estructuralmente el área no presenta complicaciones tectónicas mostrando en el 
subsuelo, una configuración suave propia de zonas no deformadas. Figura 11.72. 


De acuerdo a correlaciones estratigráficas-estructurales, se puede observar que las 
formaciones Petaca y Yantata fueron encontradas en profundidades menores a las 
estimadas en el prospecto geológico de perforación. La diferencia estimada para el 
Petaca es +23.48m y para el tope Yantata es +14.46m. esta variación positiva en las 
cotas estructurales se justifican dentro del contexto regional que presenta el lineamiento 
Kanata, Paloma y Surubí que se manifiesta en un continuo levantamiento de las capas en 
dirección SE-NW, 


DESARROLLO DEL CAMPO 

PERFORACION 

El pozo KNN-X1, es productor de las areniscas de la formación Yantata y el KNN-X2 
produce de los reservorios de la Formación Petaca. En este campo solamente se han 


perforado e pozos. Las reservas están en la Tabla 11.65. 


RESERVAS (RYDER SCOOT CO.) 
TABLA Il. 65 


Probadas Probables Posibles 


Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl 


| 1ass9 [| ss | 306 | 66m | we | ww | - | - | - [| sw | 
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FIGURA Il. 72: CAMPO KANATA NORTE MAPA ESTRUCTURAL DEL TOPE DE LA 
CAPA UPPER PETACA, (FUENTE DE GOLDYER AND MACNAUGHTON, 2004) 
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CAMPO KANATA FOOTWALL 


El campo morfo-estructuralmente corresponde a una zona de bajo relieve, caracterizado 
por presentar una topografía ondulante con abundante vegetación, con una cota promedio 
del terreno de 300 msnm. 


Con el propósito de investigar a plenitud el área Norte y la necesidad de incorporar 
reservas probables a reservas probadas, se realizó una evaluación exhaustiva, 
determinándose la perforación de un pozo de avanzada denominado Kanata Footwall-1, 
situado en la prolongación sur de la estructura de Kanata Norte. El denominativo Footwall 
es asignado en razón de encontrarse en el bloque bajo de la falla Kanata. Figura ll. 73. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 

La secuencia estratigráfica atravesada en el pozo KNT-FW-1 comprende a las 
formaciones Chaco, Yecua, Petaca y Naranjillos pertenecientes al Sistema Terciario y a 
las formaciones Yantata e Ichoá pertenecientes al Sistema Cretácico. 
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CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


Estructuralmente el área no tiene significativas complicaciones tectónicas, presentando 
en subsuelo, una configuración suave no deformada, constituyendo la falla Kanata el 
único elemento tectónico de relevancia en la estructura. La falla Kanata de dirección NW- 
SE es de carácter longitudinal de tipo inverso y con buzamiento al SW, divide al campo 
Kanata en lo que se conoce como Kanata y Kanata Norte. Figura 11.73. 


DESARROLLO DEL CAMPO 

PERFORACION 

Con el descubrimiento de hidrocarburos en el campo Kanata Footwall se cumplió con el 
propósito de incorporar reservas probables a reservas probadas. En esta estructura se 


han perforado 2 pozos: Los KNT FW-1 y el KNT FW-2. 


FIGURA ll. 73: CAMPO KANATA Y KANATA FOOTWALL MAPA ESTRUCTURAL 
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CAMPO HUMBERTO SUÁREZ ROCA (HSR) 


Es un área situada en el Boomerang, con una relación directa con la falla frontal que 
origina los pliegues de esta subprovincia geológica. Es un campo descubierto y 
desarrollado por YPFB, en el cual se han perforado 11 pozos. 
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CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La secuencia estratigráfica del campo es la conocida en la región. La sucesión litológica 
se inicia en formaciones del Sistema Terciario, continúan sedimentitas Cretacicas, (en 
esta zona están ausentes las rocas del Sistema Carbonifero), e inmediatamente se 
encuentran sedimentitas del Sistema Devónico, donde se alojan los reservorios Piray y 
Sara productores de petróleo. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


Es una estructura anticlinal con su eje axial de dirección Noroeste-Sudeste. Al igual que 
las mayorías de las estructuras su cierre Sudeste lo constituye una falla. Sus reservorios 
petrolíferos están en la lámina colgante de aquella falla. Figura ll. 75. 


En este campo se han efectuado trabajos de sísmica 3D, mediante la cual se tiene un 
control estratigráfico estructural bien definido. Figura 11.74. 


EXPLOTACION DEL CAMPO 
PERFORACION 


Se han perforado 11 pozos, dos fueron abandonados y tres resultaron secos. Los 
reservorios productores son las areniscas Piray y Sara. Los pozos fueron terminados en 
la Arenisca Sara, con arreglos simple, con excepción del pozo HSR-4, que fue terminado 
con arreglo doble; la línea corta para la Arenisca Piray y la línea larga para la Arenisca 
Sara. 


La etapa de producción se inicio el año 1982, y produjo hasta el año 1985, año en que 
fue cerrado. El campo se reabrió a fines de 1987, y fue nuevamente cerrado a fines de 
1989. 


La producción de los pozos fue habilitada el año 1998, con la puesta en marcha, primero 
del sistema de levantamiento artificial bombeo hidráulico, y posteriormente, la instalación 
del sistema de gas lift continúo. 


En abril de 1998, y con la finalidad de optimizar la producción, se instalo el sistema de 
elevación artificial hidráulico en los pozos HSR-1, HSR4, HSR-6, HSR-8 y HSR-10, pero 
debido a problemas de índole operativo, y los pobres caudales de producción de los 
pozos, el campo fue cerrado en mayo del 2003. 


En diciembre del mismo año, después de un rediseño de las bombas hidráulicas para 
cada pozo, además del cambio del fluido motriz de petróleo por agua, se habilito 
nuevamente la producción. 


ESTADO ACTUAL DE LOS POZOS 


El campo actualmente cuenta con tres pozos productores de la arenisca Sara. El pozo 
HSR-1, produce asistido por bombeo hidráulico, y los pozos HSR-5 y HSR-4, por gas lift 
continúo. 


Las reservas remanentes se pueden visualizar en la Tabla ll. 66. 
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RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 


TABLA II. 66 
Probadas Probables Posibles 
Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl API 
| 4,965 347 19 3,9 - 16 384 327 - 32.6 


FIGURA Il. 74: CAMPOS HUMBERTO SUAREZ ROCA - JUNIN 
SISMICA 3 D 
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FIGURA Il. 75: CAMPO HUMBERTO SUAREZ ROCA PERFIL SISMICO CON POZOS 
DE DESARROLLO 
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CAMPO PATUJUSAL 


El campo Patujusal está localizado en la parte central de la región del Boomerang Hills a 
15 km al oeste del campo Los Cusis. 


Se encuentra ubicado sobre un lineamiento estructural en la zona del antepaís, al sud del 
arco estructural del Boomerang. 


YPFB en el año realizo los primeros trabajos de exploración sísmica, en el marco del 
Proyecto de Exploración de Trampas Estratigráficas 


En 1991 se registraron 55 kilómetros adicionales de sísmica con el objeto de definir con 
mayor precisión las características estratigráficas y estructurales del campo. 


El pozo PJS-X1 se perforo el año 1993, alcanzando una profundidad final de 2480 m. En 
la etapa de terminación fue ensayada la Formación Petaca, resultando productor de 
petróleo en volúmenes comerciales. 


El año 1997, la empresa CHACO S.A. se hace cargo de las operaciones en este campo, 
siguiendo con la perforación de pozos de desarrollo y demás actividades. Un aspecto 
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relevante fue el registro de sísmica 3D, efectuado el año 2001, en el área de los campos 
PatujuSAL y Los Cusis. Figura 11.76. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


El pozo PJS-X1 perforado en el año 1993 hasta una profundidad de 2,200m, penetró una 
secuencia sedimentaria normal pre Silúrica. Figura ll. 77. 


En el sector Este algunos niveles del Petaca están limitados erosionalmente. La 
Formación Petaca ha sido dividida en dos horizontes arenosos que tienen un espesor 
promedio combinado de 60m. Estas areniscas, las cuales se depositaron en un ambiente 
fluvial asociado con un plano aluvial, han sido descritas como friables y de grano fino. El 
análisis de núcleos muestra la porosidad en un rango entre 15%-26% y la permeabilidad 
alrededor de 240 md. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


Estructuralmente, el campo Patujusal está cerrado en el flanco Norte por una falla 
Noroeste Sureste. Al Sur el cierre es suave y bien definido. Los cierres Este y Oeste son 
el producto de los hundimientos normales de la estructura. Figura ll. 77. 


DESARROLLO DEL CAMPO 
PERFORACION 


En total se han perforado 18 pozos, de los cuales los primeros 12 fueron ejecutados por 
YPFB, los restantes 6 pozos fueron perforados por Chaco S.A. El único pozo no 
productor es el PJS-17, el mismo que fue perforado como un side track de investigación 
en un área exploratoria desde la locación del pozo PJS-15H. 


ESTADO DEL CAMPO 


El campo cuenta con 10 pozos productores de la arenisca Petaca, todos asistidos con 
sistema de gas lift ( PJS-1H,PJS-2D,PJS-4D,PJS-7,PJS-8D, PJS-12H,PJS-13H,PJS- 
14H,PJS-15H,PJS-16D). 


En noviembre del 2003, se inicio la inyección de agua al reservorio productor para 


recuperación secundaria con 1 solo pozo inyector de agua. Actualmente existen tres 
pozos inyectores. (PJS-6H, PJS-3D y PJS-10D).Las reservas están en la Tabla 11.67. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 


TABLA Il. 67 
Probables 


Petróleo 
Mbbl 


Petróleo 
Mbbl API 


34.5 
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FIGURA Il. 76: CAMPOS PATUJUSAL- LOS CUSIS MAPA SISMICO 3D 
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FIGURA ll. 77 CAMPO PATUJUSAL PERFIL SISMICO 


5eisWorks/Seismic View: LINE € 


Help 


mn 


ile View Seismic Horizons Faults Wells 


dl Sl la (9 O LO 


1000 


1200 


KS 1/2 19 L/O Es Lale [ai 


1600 


1800 


2000 


W 


Página 234 


Aspectos Geólogicos Campos Medianos y Menores MHE - Cooperación Canadiense | 


CAMPO PATUJUSAL OESTE 


El campo Patujusal Oeste está localizado en la culminación oeste de la estructura 
PatujuSAL, 5 km. Al oeste del campo Patujusal, sobre el lineamiento formado por los 
campos Los Cusis, Patujusal, Los Penocos y Arroyo Negro; en la parte central norte del 
Boomerang Hills. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La secuencia estratigráfica se mantiene sin alteraciones y es idéntica a la del campo 
Patujusal. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 

La estructura Patujusal Oeste es un suave plegamiento anticlinal de rumbo general SE- 
NW, de aproximadamente 2.5 km. de largo y 1.5 km. de ancho, limitada en tres 
direcciones por fallas distensivas y cierre estructural en su flanco Sur. 

DESARROLLO DEL CAMPO 

PERFORACION 

El pozo PJO-1H, descubridor de este campo, alcanzó la profundidad final de 2.110 m. El 
pozo piloto PJO-1HP y los dos pozos horizontales PJO-1H y PJO-2H fueron terminados y 
completados en el año 2001. 


Las reservas actualizadas del campo están en la Tabla 11.68. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 


TABLA Il. 68 


Probadas Probables Posibles 
Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl API 


27 2 


PROVINCIA PETROLIFERA: PIE DE MONTE NORTE- BOOMERANG HILLS 


TABLA Il. 69 
BOOMERANG HILLS 
EMPRESA : ANDINA S.A. 

. Sirari 
. Víbora 
. Los Sauces 


CAMPO | 4. Arroyo Negro 


. Los Penocos 
. Cascabel 
. Yapacani 


NN (0 O|Aa [0 |[Nn |[— 
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CAMPO SIRARI 


Situado a 216 Km. al Noroeste de la ciudad de Santa Cruz de la Sierra, corresponde al 
Bloque del Boomerang Hill y se caracteriza por ser un yacimiento productor de gas- 
condensado de 72* API. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


Su secuencia estratigráfica la integran rocas de los sistemas Terciario, Cretacico y 
Devónico y sus reservorios productores están distribuidos en estos tres sistemas. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 
La trampa estructural es un pliegue anticlinal con hundimientos definidos. Figura 11.78. La 


zona central es cortado por una falla transversal, que divide la estructura en dos bloques 
ambos con producción de gas-condensado. Figura ll.79. 


ACTIVIDAD DE EXPLORACIÓN 


En esta fase la actividad fue casi nula. Actualmente se realizan trabajos de 
reinterpretación del área para reservorios profundos. Figura 11.78. 


DESARROLLO DEL CAMPO 
PERFORACION 


Es un campo en plena fase de producción. Se han perforado el número adecuado de 
pozos de desarrollo para una óptima explotación. 


Las reservas remanentes están en la Tabla 11.70. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 


TABLA II. 70 
Probables 
Gas de Gas de Gas de 


Petróleo 
Mbbl 


Petróleo 
Mbbl 


Separador 
MMpc 
43,448 


API 
70.3 
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FIGURA ll. 78: CAMPO SIRARI PERFIL SISMICO NORTE-SUR 
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FIGURA Il. 79: CAMPO SIRARI MAPA ESTRUCTURAL RESERVORIO YANTATA 
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CAMPO VIBORA 


El Campo Víbora está ubicado a 201 Km. al noroeste de Santa Cruz, dentro del Bloque 
Boomerang ll, se caracteriza por ser un yacimiento productor de gas-condensado de 68* 
API. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


Las arenas productoras de éste Campo corresponden a las formaciones Yantata, Petaca 
(Terciario) y Arenisca Sara (Devónico). La secuencia estratigráfica es similar a lo campos 
vecinos. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


El pliegue anticlinal del campo Vibora, está afectado por varias fallas inversas que dividen 
el campo en varios bloques. 


El mapa estructural al tope de la arenisca Sara, reservorio basal del Sistema Devónico, 
tiene un excelente control estructural mediante los valores estructurales brindados por los 
pozos y resultados de la prospección sísmica, muestra la complejidad tectónica de la 
estructura anticlinal, donde el efecto de varias fallas divide la estructura en varios bloques. 
Figura ll. 80. 


DESARROLLO DEL CAMPO 
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PERFORACION 


En esta área se cuenta con pozos perforados para una racional explotación. 
Es un campo que se encuentra en la fase de producción. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 


TABLA ll. 71 
| Probadas Probables Posibles | 
Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl API 


FIGURA Il. 80: CAMPO VIBORA MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO 
SARA DE (ANDINA, 2002) 
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CAMPO LOS SAUCES 


Este Campo pertenece al Bloque Grigotá, es desarrollado con posterioridad a la fecha de 
transferencia de los activos de YPFB. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 

El Campo es productor de gas retrógrado con condensado de 62* API y su producción 
proviene de los reservorios La Peña y Sucre, pertenecientes a la Formación San Telmo 
del Sistema Carbonífero. 


Página 239 


Aspectos Geólogicos Campos Medianos y Menores MHE - Cooperación Canadiense | 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


La Figura 11.81, muestra el desarrollo de la estructura anticlinal de Los Sauces, sin ningún 
efecto tectónico y con su eje axial de dirección sinuosa y de tendencia NW-SE, 


ACTIVIDAD DE EXPLORACIÓN 


La empresa Andina ha ejecutado las UTEs comprometidas en los bloques respectivos 
según contratos de las áreas Grigota. Para el caso particular de los campos Los Sauces 
perteneciente al Bloque Grigota los resultados exploratorios obtenidos se indican a 
continuación. Tabla 11.72. 


TABLA Il. 72 


CONTROL DE UTE's 
| FASE  FCHACERTI[COMPROME|  UTEs CERTIFICADAS | | 
| FASELO | |” |  27583kmReprocesosismico | 4137 | 
424,17 Km? Sismica "3D" en el Bloque 
oo y |35283km Sismica"3D'ueradel Bloque| 229,34 | 
cra IIS POMO IEA E 
¡EA RS MENTE 
| 718 | 


Del 10-04-00 | 07/11/2001 1200 Pozo Los Sauces-X1 (2906m) 711,8 


AAA NAAA 

care IAS AO IS 

PO E E 

Del 10-0402 
EA 

O9abroa | A 
¡AA 


Total UTE IO E 


Fuente: EPAN SA - Elaboración: IHPC/CCAT 


INVERSIONES EN TRABAJOS GEOFISICOS 
Las inversiones realizadas se muestran en la tabla de abajo. Tabla 11.73. 


TABLA Il. 73 


| AÑO | TRABAJO | UNIDADES | USD  |EMPRESA | CONTRATO Ne [COSTO UNITARI 
o [Pros] | 269274 | Westem] | ti | | 


1998 | Adq.3D | 187,35 Km*| 3.505.470 41/97 18.711 


po | ProesD | 537 | 30078Ñ | Westem |  t97 | | 
| too | Repro | 3se | to2t8 | Geotrace | 2tows | | 
A A 


Fuente: EPAN SA - Elaboración: IFPC/CCAT 
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En la primera fase se reprocesaron 275.83 Km. de sísmica 2D y 424.17 km2 de sísmica 
3D en el bloque y 352.83 km2 de sísmica 3D fuera del bloque. 


En la tercera fase, para ampliar el área del descubrimiento se perforaron dos pozos de 
exploración dirigidos que resultaron con hidrocarburos. Durante esta fase 3, también se 
revirtió el área en forma voluntaria. 

A diciembre del 2004 de los tres pozos perforados, dos están activos. 

Las reservas a fines del 2004 eran de 43.865 MMPC y 576.531 barriles. 


La inversión declarada por Andina para la realización de los pozos exploratorios en el 
campo Los Sauces LS-X1, LS-X2D y  LD-X3D representó una inversión total en 
perforación y terminación de $us 4.630.057. 


El detalle de los Pozos de Exploración realizados en ambas áreas se detalla en la Tabla 
11.74, donde se identifican las características de los pozos, profundidad y costes unitarios. 


TABLA ll. 74: POZOS DE EXPLORACIÓN LOS SAUCES 
POZOS 


BLOQUE| FECHA DÍAS | OBJETIVOS |PROF.FINA COMPAÑÍAS COSTO |RESULTADO| COSTO 
PERFO- 
EXPLORATORIOS TERMINACION| RACIÓN (m) DE SERVICIOS $us $us/m 
Arena La Peña: PerfPride Intergas Log. 
LOS SAUCES X+1 | Grigota | 10/03/2001 16 San Telmo 2.906,0 | Schlumberger y Atlas | 1.769.395 | Descubridor | 608,88 
Arena La Peña: 
LOS SAUCES X2D| Grigota | 23/09/2001 27 San Telmo 3.102,0 PerfPride Intergas 1.495.213 | Descubridor | 482,02 


Arena La Peña Perf.Nabors Log. Exploratorio 
LOS SAUCES X-3D| Grigota | 19/05/2002 16 San Telmo 2.920,0 | Schlumberger Intergas | 1.365.449 | Abn. Tiempo | 467,62 
TOTAL DE INVERSIONES EN POZOS EXPLORATORIOS EN EL BLOQUE SARA BOOMERANG lll 4.630.057,00 


Fuente: EPAN SA 


En resumen el total de las inversiones en exploración considerando Reprocesamiento de 
Datos, Sísmica 2D, Sísmica 3D y la Perforación de los 3 pozos Exploratorios se refleja en 
la siguiente Tabla. Ñ 

TABLA Il. 75: INVERSIONES EN EXPLORACIÓN 


ACTIVIDAD INVERSIÓN $us. 
Trabajos Geofisicos 12.459.991,00 
Pozos Exploratorios 4.630.057,00 

TOTAL EN $us. 17.090.048,00 


Fuente: EPAN SA- Elaboración: IHPC/CCAT 
DESARROLLO DEL CAMPO 
PERFORACION 
El primer pozo perforado fue Los Sauces-X1 que tuvo como objetivos las areniscas La 
Peña y Sucre de la formación San Telmo. 
Solo se evaluó la arena La Peña debido a que no se consiguió un buen aislamiento entre 


los intervalos de interés. 


Las pruebas de producción confirmaron el descubrimiento de un reservorio con caudales 
de 8955 MPCD de gas y 161 BPD de condensado. 
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El pozo Los Sauces-X2D encontró condensado y gas en las arenas La Peña con caudales 
de 4308 MPCD de gas y 76 BPD de condensado. 


Ambos pozos fueron ubicados de acuerdo a la interpretación de la sísmica 3D. 

El pozo dirigido Los Sauces X-3D tuvo como objetivo ampliar el drenaje del campo hacia 
el noroeste de la estructura y aumentar las reservas de hidrocarburos. Sin embargo, el 
objetivo no fue posible de concretar pues el reservorio La Peña tenía escaso espesor y en 
posición estructural baja. Así mismo con relación a reservas probadas del campo Los 
Sauces observamos una tendencia descendente del reservorio, acompañada de una falta 
de resultados productivos en la exploración efectuada. 


FIGURA ll. 81: CAMPO LOS SAUCES MAPA ESTRUCTURAL DEL RESERVORIO 
ARENISCA LA PENA 
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CAMPO ARROYO NEGRO 


La estructura Arroyo Negro forma parte del lineamiento estructural que conforman los 
yacimientos vecinos de Patujusal y Los Cusis. 


La disposición tectónica de la estructura se detalla en la Figura ll. 83. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 
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El pozo Arroyo Negro X-1 fue perforado en la culminación de la estructura, siendo 
clasificado como Descubridor de Nuevo Campo, solamente la formación Petaca produjo 
un promedio de 100 BPD de 32 grados API. Figura 11.82. 


Posteriormente se perforaron los pozos dirigidos ARN- X2D y X3D, los cuales son de 
extensión del campo. Solo el pozo Arroyo Negro-X1 descubridor del campo ha producido 
petróleo. 


La producción acumulada al 30 de abril de 2006 era de 66.623.00 barriles de petróleo y 
14.83 MM de pies cúbicos de gas. 


Las reservas al 31 de diciembre del 2005 eran de 209.392 barriles de petróleo según 
datos certificaciones de YPFB. Las reservas actuales están en la Tabla 11.76. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA Il. 76 


Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
CNS == E ES == EEN ER —— —— 


FIGURA ll. 82: CAMPO ARROYO NEGRO MAPA ESTRUCTURAL TOPE DEL 
RESERVORIO PETACA (ANDINA 2003) 
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FIGURA ll. 83: CAMPO ARROYO NEGRO PERFIL SISMICO SW-NW 


CAMPO LOS PENOCOS 


El campo Los Penocos, tiene las mismas características estratigráficas y estructurales de 
aquellos que se ubican en la sub provincia del Boomerang. En este campo se han 
perforado 4 pozos; Los Penocos X-1, Los Penocos-X2D, LPS X-3D y LPS-4. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La secuencia estratigráfica que fue investigada por los pozos está representada por rocas 
de los sistemas; Terciario, Cretácico y Jurasico. Los reservorios productores de petróleo 
están distribuidos en las formaciones Petaca del Sistema Terciario y Yantata que 
pertenece al tiempo Cretácico. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 


El mapa estructural de la Figura 11.85, configura un pliegue anticlinal casi simétrico con su 
eje axial de dirección Noroeste y que refleja el hundimiento Noroccidental de la estructura. 
En forma similar de las estructuras vecinas su flanco Sudoriental es truncado por una 
falla. 


DESARROLLO DEL CAMPO 
PERFORACION 


La situación actual del campo Los Penocos, es la siguiente; Los pozos LPS X-3D y el 
nuevo pozo de desarrollo LPS-4 se encuentran en producción de la Formación Petaca. 
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Los pozos LPS X-2D y LPS X-1, están cerrados, el primero por alto porcentaje de agua 
más arena y el segundo por taponamiento de arena. 


El pozo LPS X-3D produce asistido por bombeo mecánico y el pozo LPS-4 por surgencia 
natural. La producción acumulada al 30 de septiembre del 2005 era de 110.900 barriles 
de petróleo. 


El detalle de los Pozos de Exploración realizados en ambas áreas se visualiza en la Tabla 
11.77 donde se identifican las características de los pozos, profundidad y costos unitarios y 
comparación con costos standard. 


En la Tabla 11.77, los costos de los tres últimos pozos corresponden a los 3 pozos 
exploratorios del campo Los Penocos. 


TABLA Il. 77: CAMPOS ARROYO NEGRO-LOS PENOCOS 
POZOS DE EXPLORACIÓN BLOQUE SARA BOOMERANG lll 


Petaca, Yantata, Parker 25 OIME SL7 
Schlumberger 
ARROYO NEGRO X-1 [Sara Boomerang Ill | 16/01/1999 2 Ichoa 2.063,3 Petrofisica LCV 3.522.805,23 


- 7 
¡entero secenegll cerro | o | tea | 0000 | Suman [rom 
ARROYO NEGRO X-2D [Sara Boomerang III | 04/08/2000 13 Yantata 1.900,0 Schlumberger 1.217.456,31 
roca xs || | ao [| mao 
ARROYO NEGRO X-3D [Sara Boomerang III | 26/09/2000 14 1.8600 | Los Baker Intergas | 970.316,50 
hesororetoxa (sresemecrgtt| eos | | | anno | o [zas 
ARROYO NEGRO X-1 [Sara Boomerang Ill | 16/08/1999 8 1.767,0 Schlum 2.244.996,53 
- 2 


Petaca Perf. Pride Log 
Westerm Dev. 
ARROYO NEGRO X-2D [Sara Boomerang III | 16/10/2000 1 1.860,0 Intergas 891.682,68 
Petaca Perf. Pride Log 
Schlumberger Dev. 
ARROYO NEGRO X-3D |Sara Boomerang II! | 28/11/2000 9 1.802,0 Intergas 828.731, 31 
( IMER [1] ( 5.9; | 


Fuente: EPAN SA 


Los costos standard de referencia han sido determinados a partir de valores Estadísticos 
de Costos de Pozos Exploratorios elaborados por División Estadística de YPFB para 
Pozos en la Llanura. 


En resumen el total de las inversiones en exploración considerando Reprocesamiento de 
Datos, Sísmica 2D, Sísmica 3D, y la Perforación de los 6 pozos Exploratorios se refleja en 
la Tabla 11.78. 

TABLA II. 78 


ACTIVIDAD INVERSIÓN $us. 
Trabajos Geofisicos 6.713.563,00 
Pozos Exploratorios 9.675.988,56 


TOTAL en $us. 16.389.551,56 
Fuente: EPAN SA 
RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
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TABLA !l. 79 
Probadas Probables Posibles 
Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl API 
61 105 - - - - - - - 34.3 


FIGURA Il. 84: CAMPO LOS PENOCOS MAPA ESTRUCTURAL RESERVORIO 
PETACA 
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CAMPO LOS PENOCOS 


MAPA ESTRUCTURAL 
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CAMPO CASCABEL 


Es un campo que se encuentra cerrado, por efecto de haber concluido su etapa de 
producción, en la fase primaria de explotación. Figura 11.86. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 
La secuencia estratigráfica de interés petrolero en esta área ha sido investigada en todo 
su espesor. Los reservorios son denominados Sara-petróleo y Sara-gas y pertenecen a la 
Formación El Carmen del Sistema Devónico. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 
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Las Figuras 11.85 y 11.86, muestran la configuración de la estructura. Se trata de un 
pliegue anticlinal con flancos de pendientes moderadas de orientación aproximada 
Noroeste-Sudeste y de forma irregular, con efectos de pequeñas fallas. 


ACTIVIDAD DE EXPLORACIÓN 
La actividad de Exploración en Cascabel ha sido nula debido principalmente a que no 
existe a mayor profundidad la condiciones estructurales para la configuración de una 
trampa de acuerdo a la información sísmica de la Figura 11.85. 
DESARROLLO DEL CAMPO 
PERFORACION 
Las inversiones en Explotación en este Campo, fueron absolutamente nulas debido a que 


todo los pozos de desarrollo fueron perforados y su fase productiva también cumplió su 
vida útil. 


FIGURA Il. 85: CAMPO CASCABEL PERFIL SISMICO NO-SE 
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FIGURA ll. 86: CAMPO CASCABEL 
MAPA ESTRUCTURAL RESERVORIO SARA 
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CAMPO CASCABEL 
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CAMPO YAPACANI 


Se encuentra ubicado dentro del Bloque Boomerang Hill, se caracteriza por ser un 
yacimiento productor de petróleo de 58* API, con gas asociado. 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS 


La secuencia estratigráfica, en esta área está bien definida por los varios pozos 
perforados para la explotación del campo. Los reservorios productores de petróleo y gas 
están distribuidos en las formaciones Petaca (Terciario), Yantata (Jurasico), El Carmen 
(Devónico) Arenisca Sara gas y Sara petróleo y Robore (Devónico) areniscas Ayacucho y 
Piray. Figura 11.88. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES 
La Figura 11.88, muestra en el subsuelo profundo el desarrollo de la estructura anticlinal 
donde se observan varias fallas que interrumpen la secuencia estratigráfica. 
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Es una estructura anticlinal de orientación Noroeste-Sudeste, su flanco Suroriental esta 
fallado en cambio su similar Noroeste es normal, la Figura 11.87, detalla estos aspectos. 


DESARROLLO DEL CAMPO 
PERFORACION 
El campo actualmente esta en la etapa de producción. 


FIGURA Il. 87: CAMPO YAPACANI LINEA SISMICA 3486 NO- SE 
(FUENTE ANDINA S.A., 2003) 
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RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 


TABLA Il. 80 
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Probadas Probables Posibles 


Gas de Gas de Gas de 
Separador Petróleo Condensado | Separador Petróleo Condensado | Separador Petróleo Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl 


343,177 2,672 103,41 701 32,441 249 60.9 


FIGURA ll. 88: CAMPO YAPACANÍ PERFIL SISMICO NO-SE 


11.5 PROVINCIA PETROLIFERA PIE DE MONTE NORTE - 
BOOMERANG HILLS 


TABLA !l. 81 
PIE DE MONTE NORTE - BOOMERANG HILLS 
EMPRESA : REPSOL YPF E8P BOLIVIA 
1. Surubí Noroeste 
BLOQUE MAMORE 2. Domo Chimoré 
3. Chasqui 
4. Campo Surubí 
BLOQUE SURUBI 5. Campo Surubí-BB 
6. Campo Paloma 


ANALISIS GEOLOGICO DE LOS BLOQUES MAMORE Y SURUBI 
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UBICACIÓN Y EXTENSION AREAL 


Estos Bloques, se encuentran ubicados en la Provincia Carrasco del Departamento de 
Cochabamba, muy cercano a las poblaciones de Entre Ríos e lvirgarzama, en un área 
que se extiende desde el Campo de explotación Surubí-Paloma, hasta el río lvirgarzama. 


Fisiográficamente, se encuentran muy cerca del límite entre el Piedemonte y la Llanura 
Chaco-Beniana y al Noroeste del llamado codo de Santa Cruz. 


RELIEVE Y MORFOLOGÍA 


El relieve se caracteriza por ondulaciones topográficas suaves "lomas" de pendientes 
menores a los 10 grados y con diferencias de altura entre la cumbre y la base que no 
exceden los 50 m. Las lomas se encuentran limitadas a su alrededor por llanuras de 
pendientes mínimas y de extensiones mayores a 4 Km. que corresponden a llanuras de 
inundación y terrazas recientes de los drenajes mayores que transcurren por la zona. 


EXPLORACION SISMICA 


La morfología de los terrenos de estos Bloques, obliga a volcar todo el esfuerzo 
exploratorio, en el método de la Prospección Sísmica. 


YPFB, en la región que se extiende al Noroeste del llamado codo de Santa Cruz desde 
los años 1976 a 1987 realizo varias campañas de exploración sísmica. Los resultados de 
este intenso trabajo de investigación e inversión sostenida fueron la perforación de pozos 
exploratorios y como consecuencia el descubrimiento de varios campos productores de 
petróleo y gas. 


La empresa Maxus en 1989 (Septiembre a diciembre), realiza un levantamiento Aero 
magnético de 9000 kilómetros. En el año 1990, realiza una campaña de prospección 
sísmica del tipo 2D en una extensión de 380 Km. También en este año esta empresa 
realizo 1600 Km de reprocesamiento de un conjunto de líneas sísmicas. 


Durante el año 1998, la compañía Maxus Bolivia Inc., filial de Repsol YPF, ejecuto el 
proyecto sísmico 3D, (Sísmica Tridimensional); el cual denomino “Proyecto Sísmico 
Surubí-Mamoré 3D”, con una extensión de 333.04 Km2, ubicado en la región tropical del 
Departamento de Cochabamba. Figura 11.91. 


PERFORACION EXPLORATORIA 


En el área, los primeros pozos exploratorios perforados por la Gulf Oil Co., fueron el 
Sinaota-X1 y el Villarroel-X1, ambos con resultados negativos. En el año 1978, la Phillips 
Petroleum Bolivia, perforo en el anticlinal de lvirgarzama, el pozo lvirgarzama-X1. Este 
pozo fue abandonado sin terminación ante la ausencia de buenos indicios de 
hidrocarburos y una evaluación de las formaciones por registros negativa. 


Posteriormente en el año 1992 se perfora el pozo Surubí-X1, con el cual se descubrió 
petróleo en las areniscas de las formaciones Petaca y Yantata; este descubrimiento 
acelera la prospección sísmica y perforación exploratoria. Seguidamente se descubrió el 
campo Paloma, el Surubí Noroeste, luego el Surubí Bloque Bajo y finalmente el campo 
Chasqui, este último se encuentra en reserva. 
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Las estructuras anticlinales de los bloques Mamoré y Surubi, sometidos a la fase de 
perforación exploratoria, fueron las siguientes: Tabla 11.82. 
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TABLA Il. 82 
PALOMA PLM. 1996. Petróleo 
SURUBI SRB. 1992 Petróleo 
SURUBI BLOQUE BAJO SRBBB__ 1996 Petróleo 
__ SURUBI NOROESTE SRBNO 2003 Petróleo | 
_ SURUBINORTE | SRBN _ [Abandonado 
CHASQUI CHs NI — JE 
DOMO CHIMORE DCH Abandonado 


petróleo, los cuales actualmente se encuentran en plena producción. Una estructura se 
encuentra en fase de estudio al encontrarse el reservorio Petaca Bajo, en la interfase 
petróleo-agua y el reservorio Yantata en fase acuífera, (pozo exploratorio Chasqui-X1) 


Las estructuras de Surubí Norte y Domo Chimoré, fueron abandonadas temporalmente 
por los resultados negativos obtenidos con la perforación de los pozos exploratorios SRB 
N-X1 y DCH-X1. 


DATOS DESTACABLES EN LA PERFORACION EXPLORATORIA 


Una interesante particularidad en la perforación de los pozos exploratorios y los 
numerosos pozos de desarrollo es que la mayoría son dirigidos, formando varias islas. De 
esta manera se disminuye el daño al medio ambiente. 


Los cuadros de abajo resumen, el tiempo que se emplea en la perforación de los pozos 
exploratorios, y los promedios metro-día. Resultan tiempos relativamente cortos que 
obedece principalmente a las características litológicas de la secuencia estratigráfica que 
se investiga con la perforación. Tablas 11.83 y 11.84. 


TABLA ll. 83 
POZO INICIO FIN IS 
PERFORACION | PERFORACION | PERFORACION 

SRB NO - X1 04-jun-03 19-jul-03 46 días 
SRB NO - X2 22-jul-03 25-sep-03 66 días 
SRB BB - X101 07-nov-96 17-ene-97 72 días 
CHS - X1 22-sep-04 05-nov-04 45 días 
SRB N 11-abr-05 20-may-05 40 días 
DCH - X1 10-may-98 23-jun-98 45 días 
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TABLA Il. 84 
PROFUNDIDAD 

POZO FINAL DIAS PROMEDIO 
mts. TRABAJADOS metros/día 

SRB NO - X1 3910.00 46 días 85 m/día 
SRBNO - X2 3513.00 66 días 53,22 m/día 

SRB BB - 

X101 3733.00 72 días 51,84 m/día 
CHS - X1 3800.00 45 días 84,44 m/día 

SRBN- X1 3800.00 40 días 95 m/día 
DCH - X1 3400.00 45 días 75,55 m/día 


CONSIDERACIONES ESTRATIGRAFICAS DE LOS BLOQUES MAMORE Y 
SURUBI 


La secuencia estratigráfica de interés petrolero que fue investigada por los pozos de 
exploración se mantiene sin variaciones en todas las estructuras (Paloma, Surubí, Surubí 
Bloque Bajo y Surubí noroeste). Se inicia en sedimentitas del Sistema Terciario, con las 
formaciones Chaco Inferior, Yecua y Petaca, continua con rocas del Sistema Cretácico 
integrado por las formaciones Cajones, Yantata e Ichoa. Esta secuencia litológica finaliza 
en sedimentitas del Cámbrico-Ordovícico. Figura 11.89. 


CONSIDERACIONES ESTRUCTURALES DE LOS BLOQUES MAMORE Y SURUBI 


Las estructuras en general tienen una dirección Noroeste-Sudeste (NO-SE), se trata de 
pliegues anticlinales alargados. Tectónicamente se caracterizan por haberse originado por 
el mecanismo de propagación de fallas, resultante de la reactivación de corrimientos Pre- 
Cretácicos. El perfil sísmico del pozo Paloma-X1, evidencia estas características 
estructurales imperantes en esta zona. Figura 11.95. 


En el cubo sísmico de multiatributos del área de pozo Chasqui-X1, se observan las fallas y 
fracturas que afectan a las estructuras. Figura 11.90. 
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FIGURA ll. 89: COLUMNA ESTRATIGRÁFICA GENERALIZADA 
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FIGURA ll. 90: BLOQUE MAMORÉ CUBO SÍSMICO DE MULTIATRIBUTOS MOSTRANDO 
FALLAS Y FRACTURAS 
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FIGURA ll. 91: BLOQUE MAMORÉ-SURUBI PROGRAMA SÍSMICO 
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Es uno de los campos más importantes del área no sólo por su producción sino también 


por las reservas tanto de gas como de líquidos. Al año de las auditorias 2006. 
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La Figura 11.92, muestra la ubicación de los 
reservorios en los registros eléctricos y el arreglo de producción. 


La geometría de los pliegues anticlinales de los campos Paloma y Surubí se identifica en 
detalle en la Figura 11.94. En particular del campo Paloma en la Figura 11.95. 


FIGURA Il. 92 CAMPO PALOMA — REGISTRO ELECTRICO MOSTRANDO NIVELES 
PRODUCTIVOS Y ESQUEMA DE COMPLETACIÓN PETACA BAJO. 
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FIGURA Il. 93: POZO PALOMA-X1 REGISTRO ELECTRICO MOSTRANDO 
LOS CONTACTOS GAS-PETROLEO Y CONTACTOS GAS-AGUA 
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FIGURA Il. 94: 
CAMPOS PALOMA Y SURUBI MAPA ESTRUCTURAL RESERVORIO 
YANTATA CAMPO PALOMA 
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FIGURA ll. 95: POZO PALOMA - X1 PERFIL SÍSMICO 
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RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA II. 85 
o  Probadas [| ____ Probabes | ____ Posibles | | 


Gas de Gas de Gas de 
Separador Petróleo Condensado | Separador Petróleo Condensado | Separador Petróleo Condensado 


MMpc Mbbl Mbbl MMpc MbbI Mbbl MMpc Mbbl Mbbl 
38,469 74 503 39,303 > - - - 


CAMPO SURUBÍ 


El campo Surubí se encuentra situado a 175 km al noroeste de Santa Cruz, y 3 km al 
Oeste del campo Paloma, dentro del bloque Mamoré. La actividad de exploración de los 
campos Surubí y Paloma, son anteriores a la Ley 1689 de 30 de abril de 1996. En la 
Figura 11.94, se verifica la posición estructural de los campos Surubí y Paloma. 


En el Bloque Mamoré, la fase de perforación exploratoria se inicia en marzo del año 1992, 
con la perforación del pozo Surubí-X1, (SRB-X1) el cual descubre petróleo en los 
reservorios de las formaciones Petaca Bajo y Yantata. 
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La mayor parte de ellos producen asistidos mediante gaslift. Los pozos son desviados y 
se encuentran terminados con un empaque de grava para controlar los problemas de 
disgregación de la formación. El caudal de producción total del campo a septiembre de 
2004 es de unos 1750 bbl/d de petróleo con aproximadamente 3.7 Mscf/d de gas. La 
producción acumulada al 31de agosto de2004 es de 16 Mbbl de petróleo y 20 Bscf de 
gas. 


RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 


TABLA Il. 86 


Probadas Probables Posibles 
Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl 


| sees | vie |  - | 206 |] ei |] - [| - | = | - | 2 | 
POZO SURUBI BLOQUE BAJO-X101, (SRB BB-X101) 


El campo Surubí Bloque Bajo se encuentra ubicado aproximadamente a 175 Km al Nor 
Oeste de la ciudad de Santa Cruz. 


Este pliegue constituye lo que viene a ser el flanco Suroriental del anticlinal de Surubí, 
separado del campo de ese nombre por una falla regional que corta la estructura en 
dirección Noroeste — Sureste. Figura 11.96. 


DESARROLLO DEL CAMPO 
PERFORACION 


Hasta la fecha se han perforado 10 pozos, de los cuales, 8 están activos y 2 están 
cerrados debido a resultados negativos. De los 8 pozos activos, el SRB-BB-X101 produce 
de ambos reservorios (Petaca y Yantata) y es el único pozo completado con doble línea 
de producción. El pozo SRB-BB-104 es el otro pozo productor de los reservorios de la 
Formación Yantata y el resto están produciendo del reservorio Lower Petaca. 
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FIGURA ll. 96:CAMPOS SURUBÍ Y SURUBÍ BLOQUE BAJO MAPA ESTRUCTURAL -— 
TOPE LOWER PETACA 


POZO SURUBI NOROESTE 


POZO SURUBI NOROESTE-X1 (SRB NO-X1) 


Con la perforación del pozo Surubí Noroeste-X1, (SRB NO-X1), en julio del 2003 se 
descubrió petróleo, en los mismos niveles productores de los otros campos (Petaca Bajo y 
Yantata). Con este descubrimiento se confirma el potencial petrolero del Bloque. 


DESARROLLO DEL CAMPO 

PERFORACION 

En la actualidad en el campo existen cuatro pozos perforados, tres de ellos (SRB NO X-1, 
SRB NO X-2 y SRB NO 3H) producen de la formación Yantata y uno (SRB B-1 St) de la 
formación Petaca. Los pozos verticales se encuentran terminados con un empaque de 


grava para controlar los problemas de disgregación de la formación. 


RESERVAS (RYDER SCOOT CO.) 


TABLA ll. 87 
Probadas Probables Posibles 
Gas de Gas de Gas de 
Separador Petróleo Condensado | Separador Petróleo Condensado | Separador Petróleo Condensado 
MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl API 
1 2,066 - 1,86 2,061 - - - - 39.6 
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POZO SURUBI NORTE-X1 DIRIGIDO (SRB-N-X1D) 


El pozo Surubí Norte-X1 Dirigido, SRB-N-X1 (D), se encuentra en la nueva área de 
comercialidad del campo Surubí Noroeste. Ha sido perforado por Repsol YPF Bolivia S.A. 
en la estructura homónima, al Norte del campo petrolífero Surubí Noroeste y Surubí y al 
Noroeste del campo Paloma. Está ubicado, a una distancia de 170 Km. al Noroeste de la 
Ciudad de Santa Cruz. 


El pozo exploratorio Surubí Norte-X1 dirigido, fue perforado hasta la profundidad final de 
3800 m , ha sido Abandonado luego de obtenerse una evaluación negativa de las 
formaciones objetivo, que dio como resultado que los reservorios de las formaciones 
Petaca y Yantata, estén en fase Agua. 


POZO CHASQUI-X1 (CHS-X1) 


El pozo Chasqui-X1, fue perforado en la estructura homónima, está localizado en la parte 
central del área de explotación del campo Surubí Noroeste del Bloque Mamoré. 


De acuerdo a la interpretación de la sísmica 3D, el anticlinal Chasqui, forma parte de un 
tren estructural que se desarrolla dentro de uno de los lineamientos estructurales del área 
que componen los campos Surubí y Surubí Noroeste al Este, Chasqui al centro e 
Ivirgarsama al Oeste. 


Es un pequeño anticlinal con su eje principal en dirección Noroeste-Sudeste, con 
hundimientos y flancos bien definidos. La Figura 11.98 es el mapa estructural regional al 
tope Petaca Bajo y muestra la ubicación regional de las estructuras Paloma, Surubi, 
Surubi Noroeste, Chasqui e lvirgarzama. 


El pozo Chasqui-X1, es el pozo exploratorio productivo más Occidental del Bloque 
Mamoré. El éxito de este pozo y la información obtenida con el mismo permitirán continuar 
con la exploración del área comprendida dentro el cubo de sísmica 3D. 


La prueba de producción final confirmo el descubrimiento de un reservorio de baja 
presión, dispuesto en delgados estratos del tope de la Formación Lower Petaca que 
produce asistido por pistoneo un promedio de 36 BPD de petróleo 29* API y 84 BPD de 
agua de formación de 500 ppm de cloruros. 


Esta estructura se encuentra en fase de estudio al encontrarse el reservorio Petaca Bajo, 
en la interfase petróleo-agua y el reservorio Yantata en fase acuífera. 
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FIGURA Il. 97: CAMPOS PALOMA, SURUBI, SURUBI NOROESTE, CHASQUI E IVIRGARZAMA 
MAPA ESTRUCTURAL REGIONAL - TOPE PETACA BAJO. 
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POZO DOMO CHIMORE 
POZO DOMO CHIMORE-X1 (DCM-X1) 


La estructura de Domo Chimoré ha sido identificada con la interpretación de la 
prospección sísmica 2D realizada en el Bloque Mamoré, Es un pequeño anticlinal de 
forma dómida con su eje estructural de orientación Noroeste a Sudeste, afectado por dos 
fallas longitudinales, una al Norte y otra al Sur de dirección Este-Oeste y una tercera, 
transcurrente que corta el anticlinal de Noreste a Sudoeste. Figura 11.98. 


El Pozo Exploratorio Domo chimore-X1, fue perforado hasta la profundidad final de 3400 
m, ha sido abandonado temporalmente debido a que los reservorios objetivos Petaca Bajo 


y Yantata, fueron evaluados como acuíferos. 
FIGURA ll. 98: DOMO CHIMORÉ MAPA ESTRUCTURAL - TOPE PETACA BAJO 
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CAPITULO Ill 
RESERVAS DE LOS CAMPOS MEDIANOS Y MENORES 


RESERVAS CAMPOS MEDIANOS (CHACO Y ANDINA S.A.) 


Definición.- Se ha definido como campos medianos y pequeños a los operados por Isa 
empresas Chaco y Andina S.A, fijando arbitrariamente una reserva límite de 1TCF o 
menos, tratándose de campos gasíferos. En cuanto a los campos petrolíferos, no se ha 
establecido un parámetro en razón a su volumen actual reducido. 


En la siguiente tabla se muestran las reservas remanentes de los 22 campos operados 
por las empresas Chaco y Andina. 


TABLA lll. 1 
| GAS DESEPARADOR | PETROLEO/CONDENSADO 


o ma 


PA TE AE e — 
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111.1 EMPRESA “CHACO S.A.” 


Los campos de la empresa Petrolera Chaco S.A. considerados en el presente acápite 
son los siguientes: Vuelta Grande, Bulo Bulo, San Roque, Carrasco, Patujusal, 
Montecristo, H.Suárez Roca, Los Cusis, Kanata, PatujuSAL Oeste, y Kanata Norte. Los 
campos Katari, Percheles y El Dorado no fueron considerados en las auditorias por no 
figurar en el documento de contratación. 


De la consideración de los datos calculados por la consultora, que resultaron bastante 
similares a los obtenidos por la certificadora De Goldyer 8 Mc Naughton, se ha obtenido 
el siguiente cuadro que resume 
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Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 
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CAMPO VUELTA GRANDE 


GENERALIDADES 


El campo Vuelta Grande está ubicado en la llanura chaqueña, 25 km al Noreste del 
campo San Roque. 

El modelo de entrega de gas ha sido utilizado para desarrollar el pronóstico de las 
reservas del campo. El fluido del reservorio fue caracterizado para simular la separación 
en el campo y en el proceso de la planta utilizando un modelo composicional de gas. La 
caracterización final se la realizó comparando con el historial de producción. El diagrama 
de fases de líquido retrógrado fue simulado y comparado con los resultados del análisis 
PVT para desarrollar el proceso de reciclaje. Se asume que el reciclaje de gas sería 
hasta el año 2007 en el reservorio Tapecuá solamente. Una vez concluida la inyección los 
pozos inyectores serán transformados en pozos productores. 

Los parámetros utilizados en el modelo de entrega de gas para definir la ecuación de flujo 
de gas en la tubería son: 


TABLA lll. 4 
RESERVORIO GRAVEDAD GAS | COEFICIENTE | EXPONENTE 
Aire = 1.0 Cc n 
Yecua 0.7782 0.003344 0.9256 
Tapecuá/Cangapi 0.7795 0.010031 0.9256 


Para la interpretación petrofísica del campo Vuelta Grande se consideró todos los 
registros eléctricos disponibles, pruebas de presión y análisis de núcleos. El volumen de 
arcillas fue estimado usando el algoritmo lineal gamma-ray. La porosidad se determinó 
utilizando los registros de densidad y porosidad neutrón para corregir los efectos de 
hidrocarburos. La saturación de agua fue calculada mediante la ecuación de Simandoux. 
El espesor neto se estimó utilizando los siguientes cuttoff: porosidad mínima 10%, máxima 
saturación de agua 70% y el máximo volumen de arcillas 30%. 


Las estimaciones volumétricas de los volúmenes originales in situ de gas de los 
reservorios Tapecuá y Cangapi fueron utilizadas para desarrollar el estudio de balance 
materia. Los análisis de presión establecen que existe una comunicación entre ambos 
reservorios. 

TABLA lll. 5: PARÁMETROS DE RESERVORIOS 


Yecua Tapecuá Cangapi 
Por % 19.0 21.8 18.1 
Sw 50.0 55.2 46.7 
Prof pie 
Temp *F 150 170 170 
Pres.in psia 2375 3190 3190 
Bg 0.006649 — 0.004444 0.004444 
Yield 42.8 45.5 45.5 
Poder cal 1122 1147 1147 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 
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La explotación del campo Vuelta Grande constituyó uno de los proyectos prioritarios de 
YPFB para: 


1. Compensar los requerimientos ascendentes de carburantes en el consumo 
nacional. 
2. Contrarrestar la acentuada declinación de condensado. 


La no ejecución del proyecto de reciclaje de gas en el campo Vuelta Grande habría 
provocado a corto plazo una situación crítica en el abastecimiento y en el funcionamiento 
de la actividad económica del país. 


Los reservorios de las formaciones Cangapi y Tacurú corresponden a los sistemas 
Triásico y cretácico respectivamente, están considerados como los de mayor importancia 


del Campo, han sido calificados como reservorios de gas y condensado conforme a los 
resultados obtenidos en los análisis PVT. 


Considerando que el punto de rocío determinado en laboratorio, se encuentra por debajo 
de la presión original en ambos reservorios, los hidrocarburos se encuentran en la fase 
gas en el reservorio. 


Con la información geológica y datos de producción obtenidos en los pozos VGR-2,3,4,5,6 
y 7 se ha definido la existencia de un contacto agua-gas para ambos reservorios, el cual 
tiene una cota aproximada de -1.750 mbnm. Tomando en cuenta la cota del contacto 
agua-gas, el reservorio de la Fm. Cangapi tiene un área real 3.69 km? y 9.8 km? el 
reservorio de la Formación Tacurú. 


TABLA lll. 6: PROPIEDADES FÍSICAS DE LA ROCA 


Formación | Formación 
Tapecuá Cangapi 

Porosidad % 20 15.5 
Permea. Efectiva al gas md 5-15 12-30 

8 21.22 
Saturación de agua congénita % 38-50 40-47 

45 45 
Espesor total promedio m 155 80 
Espesor neto promedio m 90 60 
Área km? 10.65 4.02 


Fuente: Chaco S.A. — Elaboración: IFPC-CCAT 
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TABLA lll. 7: PROPIEDADES FÍSICAS DE LOS FLUÍDOS 
Tacurú Cangapi 
Presión original Psig 3.133 


Temperatura original *F 165 
Presión rocío Psig 2.875 


RGP m?/m? (pc/bbl) 366 (20183) 
Gravedad liquido API 69 


Gravedad especifica gas 
reservorio 


Gravedad especifica gas 
separador 


Factor desviación gas reservorio 


Factor desviación gas separador 
Composición gas reservorio 
Metano 

Etano 

Propano 

Iso Butano 

Butano normal 

Iso pentano 

Pentano normal 

Hexano 

Heptano 

Bióxido de carbono 


Nitrógeno 


100.000 100.000 


Fuente: Chaco S.A. — Elaboración: IHPC-CCAT 
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FIGURA lll. 1: CAMPO VUELTA GRANDE MAPA ESTRUCTURAL DEL TOPE 
DELA CAPA TAPECUA (CHACO, 2004) 
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FIGURA lll. 2: : CAMPO VUELTA GRANDE MAPA ESTRUCTURAL DEL TOPE 
DE LA CAPA YECUA (CHACO, 2004) 
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PRODUCCION 
TERMINACIÓN DE POZOS 


El cálculo del diámetro óptimo de tubería considerando presiones de cabeza de 1.450 
psig durante el reciclaje y caudales en el orden del 25-30% del potencial absoluto (AOFP), 
determinó un diámetro de 2.7/8” para producir de un reservorio y arreglos dobles para 
producir de dos reservorios, con una variante en este último caso de poder usar una sola 
tubería de 3.1/2” para producir en conjunto de las formaciones Tacurú y  Cangapi, 
considerando que no existirían problemas de interferencia por la compatibilidad de 
presiones que tienen ambas formaciones. 


Los tipos de arreglos propuestos serán adecuados hasta que las presiones de cabeza 
bajen un valor aproximado de 700 psig. 


Descubierto en 1978 el campo Vuelta Grande, se exploto por agotamiento hasta 1985, 
cuando se pone en marcha el sistema de reinyección con objeto de mantener la presión. 
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En 1989 entra en producción la planta criogénica, iniciando la producción de gasolina y 
GLP. En este campo se perforaron 36 pozos, todo a cargo de YPFB, de acuerdo al 
siguiente detalle: 


Pozos productores 30 
Pozos inyectores 01 
Pozos cerrados 02 
La profundidad promedio es de 2250 m para las formaciones Tapecua y Cangapi. 


SISTEMA DE RECOLECCIÓN 


Constituido por la red de cañerías que van desde los cabezales de los pozos hacia el 
colector de la planta de proceso y cuya finalidad es transportar la producción de los fluidos 
de formación; este sistema está construido en cañería d 3.1/2” OD API-5L, grado B, 7,58 
lb/pie peso, 0,216” espesor en una extensión de 24.360m. Aproximadamente. Los cuales 
necesariamente deberán ser enterrados por motivos de seguridad y disminuir los 
problemas de congelamiento. 


Estas cañerías de conducción han sido concurrentes a un colector de 19 entradas (ASA- 
900) en la planta de gas provistos de dispositivos que permitieron el control individual y 
seguridad de cualquiera de las cañerías productoras. 


FIGURA lll. 3 CAMPO VUELTA GRANDE 
GAS PRODUCIDO (MPC) - (Ene/1997 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 4: CAMPO VUELTA GRANDE 
CONDENSADO PRODUCIDO (BBL) - (Ene/1997 - Jun/2011) 


Petróleo y/o Condensado 
(BBL/Mes) 
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PLANTA DE PROCESO Y DE RE-INYECCIÓN DE GAS 


La planta fue diseñada por la Cía. Trenthan Corporation para manejar los siguientes 
volúmenes de gas y productos: 


GAS ENTRADA CONDENSADO GLP GAS 
REINYECCION 

90 MMPCD 5405 BPD 258 TMD 78.2 MMPCD 
100 MMPCD 6005 BPD 287 TMD 86.8 MMPCD 


SEPARACION PRIMARIA 


La separación primaria ó separación de alta presión es efectuada por medio de un 
separador trifásico que opera a una presión de 1.450 pisg. Opera controlada por una 
válvula de control de presión automática. De este equipo el gas de cabeza de alta presión 
va al sistema de deshidratación después de pasar a través de un intercambiador de calor 
(enfriador de producto de la torre estabilizadora), el condensado de alta presión continua 
al separador de baja presión y el agua (30 GPM) pasa al sistema de drenaje. 


SISTEMA DE ESTABILIZACIÓN 


e Considerando que el condensado producido en el campo Vuelta Grande es un 
petróleo liviano de 68” API a 60" F y de características volátiles, se hizo necesario 
para obtener una mayor recuperación de líquidos, disponer de un sistema de 
estabilización con el fin de minimizar las perdidas por evaporación de los 
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productos livianos en las condiciones de almacenaje a la presión atmosférica. 
Las siguientes son las especificaciones que debe reunir el condensado 
estabilizado: 


o Tensión de vapor (RVT) 10-12 psig. 
o No debe contener agua libre. 


ESTADO ACTUAL 


La reinyección de gas en el campo Vuelta Grande tiene como objetivo almacenar el gas 
producido que no tiene mercado, esta práctica permite procesar 80 MMpcd de gas con la 
recuperación de líquidos. 


La reinyección se inicio en marzo/1985, el objetivo era de retardar la condensación 
retrógrada y de esta manera optimizar el recobro de los líquidos, objetivo plenamente 
cumplido considerando que la riqueza original de condensado en el gas era de 45 
bbl/MMpec y el valor actual es de 7 bbl/MMpc. 


Este campo, descubierto en 1978, ingresa a su fase de explotación por reciclaje de gas en 
abril/1985 para mantener la presión y minimizar los efectos de condensación retrógrada. 


Se perforaron 36 pozos de los cuales 2 resultaron secos (VGR-5 y VGR-6); la mayoría de 
los pozos fueron terminados con arreglo doble a los reservorios Tapecuá y Cangapi. A 
principios de 1989 empieza a operar la planta de gas que permitió triplicar la producción a 
90 MMpcd y aumentar la inyección de gas seco a 78 MMpcd. 


Desde abril/1997 la empresa Chaco S.A., se hace cargo de la operación y manejo del 
campo, heredando el esquema de reinyección de gas de YPFB en caudales más o menos 
constantes de 30 MMpcd para el reservorio Cangapi y 50 MMpcd al Tapecuéá. La actividad 
del acuífero se traduce en el incremento del caudal de agua en el reservorio de Cangapi 
el cual llega a 220 bpd en Dic/2000, por este motivo se suspende en Jul/2001 la inyección 
de gas en este reservorio y se incrementa la inyección al Tapecuá hasta un máximo de 84 
MMscf/d en Nov/2002 y un promedio de 16 MMscf/d en el primer semestre de 2006. 


GENERALIDADES 


Para la estimación volumétrica de reservas de gas en el reservorio Roboré 4 del pozo 
BBL-X11 y del reservorio Sara en el BBL-X9 se estimó un área de drenaje de 1 km2 
alrededor del pozo. 


Las reservas probadas fueron calculadas de los volúmenes de roca asociados con los 
reservorios Yantata, Roboré 1, Roboré 2 y Roboré 3. Se estimaron las reservas posibles 
para los reservorios Petaca, Naranjillos, Roboré 1, Roboré 2, Roboré 3, Roboré 4 y Sara. 
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POTENCIAL DE ENTREGA 


El Potencial de entrega fue utilizado para desarrollar los pronósticos y reservas de gas. Se 
utilizaron los análisis PVT de las pruebas de formación para caracterizar los fluidos de 
reservorios y determinar la presión del punto de rocío, líquido retrógrado y rendimiento del 
separador AOF. 


TABLA lll. 3: PROPIEDADES FÍSICAS DE LOS FLUÍDOS 


GravGas | Caudal Presión | Exponente 
Reservorio ¡re= Mpcd 
Cajones A 11,500 
Roboré 1 A 39,400 


Roboré 3 : 162,726 , 
Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 


TABLA lll. 9: PARÁMETROS DE RESERVORIOS 


| Pelaca [Neranillos| Cajones | Vamtta | Fobt |mob2/| mob3 | mba | Sara | 
Por % | tos | tz | 258 | 27 | 65 | | 67 | 39 | 57 | 
z pa 
Prof pie 3606 4255 11784 Ez az o 
Temp *F tes | IET 
Presin psia O O ET 
| 0.007808 | o.0068as | o.oos902 | o.006222 | o.0o888g | | o.oo284W4 | o.o0281 | 0.0257 | 
Nield ¡A E RAE 0 A E O E 
Poder cal 
RGP > pasto | | 
oGIP 06746 | os93 | oss21 | 09054 | 05608 | | os93 | o338t | 03204 | 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFHPC-CCAT 
TABLA Ill. 10 


Por % 
Sw 
Datum pie 


Temp *F 
Pres.in psia 


Bo 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 
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FIGURA lll. 5: CAMPO BULO BULO 
GAS PRODUCIDO (MPC) - (Ene/1997 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 6: CAMPO BULO BULO 
CONDENSADO PRODUCIDO (BBL) - (Ene/1997 - Jun/2011) 
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CAMPO SAN ROQUE 


GENERALIDADES 


Los reservorios Vitiacua, Año Nuevo y Rosillas están considerados como agotados y no 
tienen reservas y su potencial no ha sido estimado. Solamente las reservas probables y 
posibles fueron calculadas para los reservorios Chaqueña y Navidad. El método 
volumétrico y de balance de materia se utilizó para la estimación de los volúmenes 
originales de gas in situ en los reservorios de las formaciones Yecua, Petaca, Castellón, 
y Tapecuá. 


El potencial de entrega fue empleado para desarrollar los pronósticos de gas y las 
reservas de los reservorios del Yecua, Petaca, Castellón, y Tapecuá. Todas las muestras 
relevantes y los análisis PVT se utilizaron para caracterizar los fluidos de cada reservorio. 
Se utilizó un simulador PVT para obtener las propiedades de la composición del fluido de 
reservorio, la presión del punto de rocío, el líquido retrógrado y el rendimiento de líquidos 
del separador. 


Para obtener la entrega de gas se utilizó la ecuación de flujo de gas. Los parámetros 
usados son los siguientes: 


TABLA Ill. 11 


Parámetros de la 
ecuación de flujo 
RESERVORIO GRAVEDAD GAS | COEFICIENTE ¡Pa 
Aire = 1.0 Cc 
0.7326 0.0012 


Petaca/Castellón 0.7324 0.0020 
Tapecua 0.7314 0.0040 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 


Los yacimientos del campo San Roque comprenden la parte baSAL del Yecua y Petaca 
del Terciario, el reservorio Ichoa y la discontinuidad del Castellón de las formaciones 
Tacurú y Tapecuá. 


Una sección del reservorio Yecua está localizada justo encima de areniscas fluviales con 
probable gradación con las areniscas subyacentes de la Formación Petaca. El espesor 
neto del reservorio de la Formación Yecua ha sido conformado sobre la superficie 
estructural del Petaca. Se conformó un nuevo mapa estructural para el reservorio de la 
Fm. Yecua. 


El contacto agua — gas para el Petaca esta alrededor de 1.401 m. La formación Petaca 
consiste de una secuencia de lentes alternados de origen fluvial. La presión y los datos de 
producción indican que los reservorios de areniscas están conectados en todo el campo. 
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RESERVAS.- 


Para la estimación volumétrica de los reservorios del Ichoa, Castellón y Tapecuá se ha 
considerado un contacto agua-gas común en 1.409mbnm., fue utilizado para calcular 
volúmenes adicionales de reservas, esto es reservas probables del reservorio Petaca. Las 
reservas en el reservorio Ichoa fueron clasificadas como probadas por debajo del LKG y 
probables por debajo del contacto agua-gas hasta el límite de la falla San Roque. 

Los análisis petrofísicos llevados a cabo en todos los pozos de los reservorios del Yecua, 
Petaca, Ichoa y Castellón, además se utilizaron todos los informes de núcleos y datos de 
prueba para su respectiva evaluación. 


Los datos de los fluidos de reservorio fueron obtenidos por los análisis PVT realizados en 
el pozo SNQ-X1 en diciembre/1981. No se determinó la presencia de un acuífero activo 
que soporte la explotación de los reservorios Petaca, Ichoa y Castellón. 


Se realizó balance materia para los reservorios Petaca/Castellón porque los balances de 
materia separados no dieron respuestas reales. 


TABLA III. 12: PARÁMETROS DE RESERVORIOS 


Petaca 

Yecua Castellón  Tapecuá 
Por % 19.9 18.4 17.0 
Sw 43.9 37.3 38.0 
Prof pie 4087 4292 4507 
Temp *F 140 142 144 
Pres.in psia 2630 2708 2789 
Bg 0.00511 | 0.004893 | 0.004865 
Yield 30.3 33.1 33.0 
Poder cal 1130 1130 1130 
RGP 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 


PRODUCCION.-PLANTA SAN ROQUE 


La planta San Roque recibe el petróleo, el condensado y el gas en tres grupos de 
colectores divididos de acuerdo con la presión de llegada. El gas recibido es procesado 
en una planta desgasolinadora que utiliza propano como refrigerante. Los productos 
manejados por la planta son: 


Petróleo + Condensado de gravedad API 71.5 

Gas 

Gasolina Natural de gravedad API 93.4 

Propano (GLP) 

Los objetivos básicos de la planta son los siguientes: 

Recibir la producción de los pozos, separando el petróleo, los condensados y el 
agua. 


Página 279 


Empresa Chaco S.A MHE - Cooperación Canadiense | 


e  Procesar el gas para obtener gasolina natural. 

Almacenar y bombear la mezcla del petróleo, condensado y gasolina natural al 

transportador. 

Entregar gas al transportador para su despacho por el gasoducto. 
e Almacenar y recircular GLP como refrigerante de la planta desgasolinadora (Dew 
e Point). 

FIGURA lll. 7: CAMPO SAN ROQUE 
GAS PRODUCIDO (MPC) - (Ene/1997 - Jun/2011) 


Gas producido (MPC/Mes) 


1.000.000 
900.000 
800.000 
700.000 
600.000 
500.000 
400.000 
300.000 
200.000 
100.000 

0 


Gas producido (MPC) 


FIGURA lll. 8: CAMPO SAN ROQUE 
CONDENSADO PRODUCIDO (BBL) - (Ene/1997 - Jun/2011) 


Petróleo y/o Condensado 
(BBL/Mes) 
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PROCESO DE DESGASOLINAJE SAN ROQUE 


En la planta desgasolinadora de San Roque se procesa una corriente de gas natural rica 
en hidrocarburos más pesados, obtenida de pozos explotados en la región, de modo tal 
que cumpla con las especificaciones de venta preestablecidas en los contratos de venta y 
transporte de gas. 


El gas natural rico, se trata con monoetilen glicol, para eliminar la mayor parte del agua 
que arrastra la corriente gaseosa. 


El gas natural pobre se destina a: Gas natural para venta (transporte por gasoducto de 
Transredes).y Consumo propio de combustible. 


CAMPO CARRASCO 


GENERALIDADES 


La reserva probada del Campo Carrasco se mantiene constante en el período 1997-2006. 
La inyección de gas se inició en el reservorio Petaca, Yantata e Ichoa 3 en 
noviembre/1993 y continuó esporádicamente hasta febrero/1995. Se reinició en 
febrero/2002 solamente en el reservorio Roboré |. 


RESERVAS.- 


Se utilizó el método volumétrico para estimar las reservas de los reservorios Yantata, 
Ichoa 2, Roboré 2 y Roboré 3, y para los 5 miembros del reservorio Petaca. 


El original gas ín situ de condensado y gas del reservorio Roboré | fue estimado mediante 
Balance Materia. Los pronósticos de gas fueron asistidos utilizando el potencial de 
productividad. Los análisis PVT de los reservorios Petaca, Ichoa y Roboré | se utilizaron 
para caracterizar los fluidos de reservorio y determinar la presión del punto de rocío, el 
líquido retrógrado y el rendimiento del separador. La caracterización del reservorio Roboré 
| fue utilizada para caracterizar los reservorios Roboré 2 y Roboré 3. 


TABLA III. 13 
Grav Gas Presión | Exponente 


Reservorio Aire=1 Psia 
Petaca 
Ichoa 2 
Roboré 3 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 


El reservorio más profundo en este campo es el reservorio Roboré 3 de la Formación 
Roboré. Este es un reservorio de menor importancia, tiene un espesor neto de 2.5m 
encontrados en el pozo CRC-6, y sus reservas fueron clasificadas como probadas. Un 
volumen adicional de la mitad de estas reservas está asociada por debajo del 
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LKG,(Horizonte gasífero más bajo) las reservas asociadas con este volumen adicional de 
reservas fueron clasificados como probables. 

El reservorio Roboré 2 mantiene la misma configuración del cierre del reservorio Roboré 
3. En el pozo CRC-6 tiene un espesor de 7.3 m. Las reservas asociadas a este reservorio 
fueron clasificadas como posibles. 


El reservorio Roboré | es el principal reservorio del Campo Carrasco. Basados en la 
interpretación sísmica una falla paralela a la estructura del bloque bajo, eleva 
estructuralmente el reservorio Roboré l, formando un pequeño anticlinal cerrado donde se 
encuentra ubicado el pozo CRC-X1. 


El reservorio fue mapeado y se estimó un GWC a 4.282mbbp, el resultado del balance 
materia del año 1997 confirma los volúmenes originales de condensado y gas de las 
reservas probadas y probables. 


La formación Ichoa ubicada estratigráficamente por encima del reservorio Roboré | ha 
sido dividida en Ichoa 1 e Ichoa 2. Esta última unidad tiene un LKG en 3.250 mbnm. Sus 
reservas fueron clasificadas como probables porque en este reservorio no se realizó 
ninguna prueba. Las reservas del Ichoa 2 no fueron estimadas porque en este reservorio 
no se realizó ninguna prueba. Las reservas del Ichoa 2 no fueron estimadas porque en el 
año 2001 el pozo CRC-3L fue cerrado por arenamiento. 


La Petaca es la formación más somera con hidrocarburos y tiene 5 reservorios 
productores. 


La mitad de sus reservas se clasificaron como probables y la otra mitad como posibles. El 
reservorio Petaca 2 se probó y dio como resultado agua, la interpretación geológica indica 
que podría tener un espesor neto productor; la mitad de sus reservas se clasificaron como 
probables y la otra mitad como posibles. 


TABLA II. 14: PARAMETROS DE RESERVORIOS 
Petaca Yantata Ichoa 2 Ichoa 3 Rob 1 Rob 2 Rob 3 


por [ws | w1 | es [| [es [ws [ ws 
se Js pes | es || | ms | ws 
Prorpie [060 | 10042 | 188 [>| 1068 | 1008 [10008 
pen e a o a [a e 
Presinpsa | 4657 | a08 | 587 |] | 00. 


659 [ooo | 2orsr" | 00 || voces | vos | oo | 
ved | 197 | | 50% | | 18 | tos | tos | 
pere” po [| aso | | | | | | 
oGiP” | ose | | ozws | | ost | tow81 | 1180 | 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 
* Bo 


PRODUCCION - PROCESO CRIOGÉNICO CARRASCO 


En la Planta Carrasco se procesa una corriente de gas natural rica en hidrocarburos 
pesados, obtenida de los pozos explotados en la región, de modo tal que cumple con las 
especificaciones de venta establecidas en los contratos y transporte de gas. 
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En la unidad de remoción de dióxido de carbono (Planta de Amina) se contacta el gas 
acido con una corriente de dietanolamina (DEA). En el mes de octubre de 2006 se 
procedió al cambio total del solvente por una amina formulada de tecnología INEOS de 
reciente elaboración /Spec CS 2000. Esta amina es más estable y menos corrosiva que la 
anterior, así mismo el consumo de energía térmica se reducirá significativamente. 


Todo el gas recibe un tratamiento con trietilen glicol, para eliminar la mayor parte del agua 
que arrastra la corriente gaseosa. Antes de alimentarse la Planta Criogénica se pasa por 
tamices moleculares para garantizar que el contenido de humedad este por debajo de 7 
Lb/MMscf. 


La producción actual de gas natural rico oscila entre 105 a 110 MMscfd, de los cuales 
entre 25 a 30 MMscfd de gas se procesan en la Planta de Amina, para cumplir la 
especificación de contenido de dióxido de carbón (igual o menor a 2.0 % molar). 


Con gas natural seco se alimenta a la Unidad Criogénica Carrasco, donde se extraen las 
fracciones de hidrocarburos más pesadas como ser el GLP y la gasolina natural. El gas 
natural rico se somete a un tren de enfriamiento y posteriormente a una expansión en el 
turbo-expansor. Finalmente por destilación en una desetanizadora y desbutanizadora se 
consigue separar el GLP de la gasolina natural. 


La Planta Criogénica Carrasco procesa aproximadamente 60.08 MMscfd de gas rico y la 
Planta Criogénica Kanata procesa 44.53 MMsctfd. 


Desde el inicio de operación de la Planta Kanata en septiembre de 2005, existe capacidad 
instalada suficiente para procesar todo el gas rico producido en los campos de Bulo Bulo, 
Carrasco y Kanata. 


En el mes de septiembre-06 las Plantas Carrasco y Kanata procesaron 104.61 MMsctfd 
de gas rico, se comprimió al gasoducto de alta de Transredes y termoeléctricas 79.97 
MMscfd y se reinyecto a la formación 17.15 MMscfd. 

El gas natural pobre o residual se destina a: 


e Gasoducto de alta de Transredes para venta a usuarios en el mercado interno 
y externo. 

Central térmica Bulo Bulo. 

Central térmica Valle Hermoso. 

Consumo propio de combustible. 

Reinyección. 


El gas licuado de petróleo (mezcla de propano y butano) se almacena en recipientes 
cilíndricos horizontales, para su posterior despacho mediante camiones cisterna en un 
cargadero que fue mejorado con la instalación de una balanza camionera y el cambio de 
las mangueras de goma por brazos articulados de carga más seguros. 


La gasolina natural es una mezcla de hidrocarburos líquidos livianos (pentanos y 
hexanos), se inyecta a la corriente de petróleo o condensado. La mezcla de ambas 
corrientes se almacena en tanques cilíndricos de techo fijo. 

Las substancias presentes en la Planta son: Metano, Etano, Propano, i-butano, Gasolina 
natural, Gasolina automotriz, Diesel oil automotriz, Petróleo liviano o condensado, Hot oil. 
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FIGURA lll. 9: CAMPO CARRASCO 
GAS PRODUCIDO (MPC) - (Ene/1997 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 10: CAMPO CARRASCO 
CONDENSADO PRODUCIDO (BBL) - (Ene/1997 - Jun/2011) 
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CAMPO PATUJUSAL 


GENERALIDADES 
El contacto agua-petróleo está en 1.384m en el reservorio Petaca. 
RESERVAS.- 
Las reservas probadas, probables y posibles fueron estimadas considerando 
anticipadamente el incremento del factor de recuperación de los volúmenes de roca del 


reservorio. 
TABLA lII. 15: PARAMETROS DE RESERVORIOS 


Por % 
Sw 
Datum pie 


Temp *F 
Pres.in psia 
Bo 

OOIP 


FIGURA lll. 11: CAMPO PATUJUSAL 
GAS PRODUCIDO (MPC) - (Ene/1997 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 12: CAMPO PATUJUSAL 
CONDENSADO PRODUCIDO (BBL) - (Ene/1997 - Jun/2011) 
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CAMPO MONTECRISTO 


GENERALIDADES 


En el Sistema Terciario se encuentra la Formación Chaco, cuyo espesor atravesado fue 
1134m. El perfil litológico de la formación en el pozo MCT-X1, ubicado inmediatamente al 
lado del pozo MCT-X8 muestra en toda la parte superior, intercalaciones de areniscas 
recuperadas mayormente como grano suelto de cuarzo hialino medio a grueso, arcillitas y 
limolitas marrón claros-rojizas que se incrementan hacia la parte inferior. 


Como se observo en las recomendaciones se debe considerar la ampliación de los baleos 
hacia niveles de similares características petrofísicas a los referidos involucrados dentro 
de la misma formación. 


La Formación Iquiri debido al efecto de la discordancia tiene un menor espesor (27.5m.) 
que el medido en el pozo MCT-X2 y MCT-X4 (124m). No existiendo correlación con el 
pozo MCT-X3 ubicado en posición sub oriental. 


El comportamiento observado en los niveles arenosos del Carbónico posiblemente sea 
debido a efectos lenticulares producidos por ciclos sedimentarios de relleno, de un 
sistema de antiguos canales de trazos aun no bien determinados. 


CONCLUSIONES 
En los niveles atravesados del Carbónico en los diferentes pozos, vemos que las 
areniscas CTT-1 y CTT-2 a pesar de la cercanía entre ellos tienen un comportamiento 
irregular. En el pozo MCT-X2 fueron productoras de petróleo inicialmente con elevados 
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caudales, en el pozo MCT-X7 en estos niveles no se presentaron vestigios de 
hidrocarburos; por último en el pozo MCT-X8 se detectaron valores de gas que superaron 
las 200 UGTM. 


La Formación Huamampampa alcanzada por primera vez con el pozo MCT-X?7, tuvo en su 
tope interesantes indicios de hidrocarburos con un espesor de arena de 15m de acuerdo 
al control geológico, el mismo no fue posible confirmar mediante registros por la 
imposibilidad de efectuarlos debido a condiciones inestables del agujero. 


El interés de este posible reservorio por su respuesta en el pozo MCT-X7, hizo que 
inmediatamente se perforara el pozo MCT-X8 con la finalidad de  evaluarlo 
conclusivamente. El comportamiento de este nivel durante la perforación fue similar al 
pozo anterior, aunque con menores respuestas al registro de gas y según el análisis de 
recortes las características petrofísicas de estos reservorios son bastante pobres, 
pudiendo ser definidos como limolitas arenosas. 


Se efectuaron dos pruebas de producción con resultados no conclusivos no obstante 
hacerse antes de su abandono se efectuaron rebaleos y tratamiento de estimulación sin 
conseguir un mejor comportamiento. 


A parte de los reservorios DLM-1, DLM-2 y DLM-3, se baleó el nivel delgado de 3.345.5- 
47.5m en la Formación Los Monos. Este conjunto tuvo una producción estabilizada de 30 
bpd con una presión de surgencia de 90 psi, volumen bajo debido mayormente al carácter 
areno arcilloso de estos reservorios. 


FIGURA lll. 13: CAMPO MONTECRISTO 
GAS PRODUCIDO (MPC) - (Ene/1997 - Jun/2011) 


Gas producido (MPC/Mes) 
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FIGURA lll. 14: CAMPO MONTECRISTO 
CONDENSADO PRODUCIDO (BBL) - (Ene/1997 - Jun/2011) 


Petróleo y/o Condensado 
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CAMPO HUMBERTO SUÁREZ ROCA 


PLANTA HUMBERTO SUÁREZ ROCA: 


TABLA II. 16 
Petróleo | Gas Agua 
Pozo |Choke [Gravedad Diario Diario | Diaria 
Bbls MPC ; . : . 
29.3 202 0 0 0 0 335 | 100 | 130 0 326 780 
32.5 221 288 600 |1.303,17| 73.1 | 320 | 100 | 130 0 470 
24 ooo | oe231 | 120 | 100 | 132 0 104 873 


| 90 | GS | 
360 | HLS | 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 


Esta planta recolecta la producción de los campos mencionados que llega a un tanque 
separador, cuya función es separar el petróleo del agua; el petróleo se dirige al tanque de 
venta de Transredes para luego ser fiscalizado por operadores de las dos empresas. 


El agua de este tanque separador se dirige hacia la piscina API donde tiene mayor 
residencia para que al final tengamos un agua de mejor calidad para luego ser llevada a 
un tanque de almacenamiento en la planta de inyección. En este tanque al agua se 
agregan productos químicos como secuestrante de oxigeno y otros que sirven para evitar 
la corrosión y control de sólidos en suspensión. De esta planta se inyecta toda el agua de 
producción que llega de los campos mencionados; también es bombeada como fluido 
motriz al pozo HSR - 1. En esta planta existen también dos compresores que sirven para 
la compresión de todos los gases que salen de los separadores con una presión de 
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succión de 100 PSI, la cual es elevada a 1120 PSI, que es la presión del gasoducto 
interno del área; de esta manera se evita la quema de los gases de GLS de los pozos. 


FIGURA lll. 15: CAMPO HUMBERTO SUÁREZ ROCA 
GAS PRODUCIDO (MPC) - (Ene/1997 - Jun/2011 
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FIGURA lll. 16: CAMPO HUMBERTO SUÁREZ ROCA 
CONDENSADO PRODUCIDO (BBL) - (Ene/1997 - Jun/2011) 


Petróleo y/o Condensado 
(BBL/Mes) 


— Petróleo y/o Condensado 
(BBL) 


Página 289 


Empresa Chaco S.A MHE - Cooperación Canadiense | 


CAMPO LOS CUSIS 


RESERVAS 


En el pozo LCS-X1 el contacto agua-petróleo fue encontrado en 1.339m. Las reservas 
asociadas con el volumen de roca encima del contacto agua-petróleo fueron clasificadas 
como probadas. Las reservas probables y posibles fueron estimadas sobre volúmenes 
adicionales, sin embargo, las reservas probables fueron estimadas por un incremento 
anticipado del factor de recuperación desde el área de reservas probadas. 


El volumen original in situ estimado volumétricamente, las reservas probadas (GUR) se 
obtuvieron mediante el cálculo de balance de materia; los factores de recuperación 
mediante correlaciones y la extrapolación del historial de producción. Las tendencias de 
cada pozo fueron utilizadas para pronosticar la producción y encontrar las reservas 
probadas desarrolladas. Todas las reservas fueron clasificadas como reservas 
desarrolladas. La producción típica de un pozo fue estimada para obtener las reservas 
probables. 


Los análisis petrofísicos se realizaron en todos los pozos del reservorio Petaca. 


TABLA lll. 17: PARAMETROS DE RESERVORIOS 


Por % 

Sw 

Datum pie 
Temp *F 
Pres.in psia 
Bo 


OOIP 
Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 
PRODUCCION 


El campo cuenta con 7 pozos productores que son los siguientes: 


TABLA Ill. 18 
Petróleo| Gas Agua 
Choke | Gravedad| Diario | Diario | Diaria 
MPC) MPC) 


P. P. 


Pozo 


104 34.5 208 34  |4.160, 

104 35 84 84 14  |1.000, 422 350 
LCS-05: D 104 34.6 30 60 14 3182 | 110 82 95 —— 430 590 
LCS-10: HST| 104 34.8 29 17 7 |5e621r] 20 130 83 84 367 680 

104 35 20 20 44 68.75 | 160 82 72 —= 702 705 

104 34.9 48 48 50 [1.000,00] 51.02 


376 569 306 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFHPC-CCAT 


La producción de todos estos pozos llega a una batería de recolección donde se cuenta 
primeramente con un colector de llegada para luego pasar al área de separación donde 
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se cuenta con dos separadores de grupo y uno de prueba. La presión de separación es 
de 84 psi. Luego de ser separadores el petróleo y el agua van al área de almacenamiento 
en la que existen cuatro tanques de almacenamiento uno de 3000 Bbls, dos tanques de 
1000 Bbls. Y uno de 250 Bbls que sirve para las pruebas de producción. Después de ser 
medida toda la producción del campo, ingresa al área de bombeo, donde la batería cuenta 
con dos bombas GASO que entregan toda la producción de petróleo y agua a la planta de 
H. Suárez Roca. 


FIGURA lll. 17: CAMPO LOS CUSIS 
GAS PRODUCIDO (MPC) - (Ene/1997 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 18: CAMPO LOS CUSIS 
CONDENSADO PRODUCIDO (BBL) - (Ene/1997 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 19: CAMPO LOS CUSIS MAPA ESTRUCTURAL DEL TOPE DE LA 
CAPA PETACA, (FUENTE GOLDYER AND MACNAUGHTON, 2004) 
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RESERVAS (RYDER SCOTT CO.) 
TABLA III. 19 


Probadas Probables Posibles 
Gas de Gas de Gas de 
Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo | Condensado | Separador | Petróleo |Condensado 


MMpc Mbbl MbbI MMpc Mbbl Mbbl MMpc Mbbl Mbbl API 
184 439 - E - - , E : 4.7 


CAMPO KANATA 


GENERALIDADES 


El campo Kanata está localizado a 4.5 km al Noroeste del campo Carrasco en la región 
Oeste del Boomerang. El reservorio Yantata es productor en este campo. El campo fue 
descubierto en el año 2001 con la perforación del pozo KNT-X1. Se realizó el 
procesamiento y análisis de la sísmica 3D del área Noroeste del campo Carrasco con lo 
cual se obtuvo información de los aspectos estructurales y de los reservorios presentes 
que permitirán una programación más eficiente. El análisis estructural y sísmico asoció un 
cierre por fallamiento 2.5 km al Norte del pozo KNT-X1. 


Durante el año 2003 se perforaron los pozos KNT-X2D y KNT-X3D. En el campo Kanata 
la Formación Yantata del Sistema Cretácico tiene por cierre una falla Norte y su 
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culminación no perforada bloque bajo al Sud. Estas culminaciones sin afectar los 
casquetes gasíferos que están completamente separados. 


La Formación Yantata, en el pozo KNT-X1 tiene 70.4m de espesor neto productor. El tope 
del reservorio esta en 3371.2m TVD. El pozo KNT-X2D encontró el reservorio a 3380.3m; 
en este pozo reservorio tiene un espesor neto productor de 45.8m. El pozo KNT-X3D 
encontró el tope del reservorio en 3398.1m, aquí el reservorio tiene un espesor neto de 
40.4m. El contacto gas-agua encontrado en -3444.4m en el pozo KNT-X1 es bastante 
razonable con el LKG observado en el pozo KNT-X2D y KNT-X3D determinado en - 
3441.4m y -3447.2m respectivamente. 


El promedio del contacto agua-gas en -3445m TVD fue utilizado como límite inferior para 
el cálculo de reservas. Las reservas al Sud del campo donde no se perforó fueron 
clasificadas como reservas probables. 

Las reservas probadas han sido determinadas con información de los pozos de desarrollo 
perforados en este bloque. Las reservas probables de gas están asociadas con una 
estrecha silla estructural ubicada al Sur de los pozos. 


El reservorio Yantata es el principal productor. La Formación Petaca que tiene un 
importante intervalo productor en los campos vecinos, es un horizonte no saturado en el 
campo Kanata. 


El promedio de la saturación de agua para el reservorio Yantata del campo Kantata es de 
24.9%. El promedio de porosidad es de 15.9%. 


Los fluidos de reservorios fueron clasificados como gas-condensado. 

Los datos del medidor del espesor ultrasónico (UTG) y la prueba extendida (EWT) se 
utilizaron para estimar la temperatura del reservorio y la presión inicial, propiedades de 
roca y el AOF del pozo KNT-X1. Estos valores estimados son: T = 207 * F y 5,163 psia O) 
11200 pies. 


Los resultados de la prueba de restitución de presión indica una permeabilidad de 28,4 
md, y un skin = 6,2.La capacidad de entrega es AOF = 13,9 MMpcd, C = 0,024645, n = 
0,77464, Pe = 5,163 psia. 


TABLA lll. 20: PARÁMETROS 
DE RESERVORIOS 

PLANTA CRIOGÉNICA KANATA 
Por % 
Sw Las instalaciones de la Planta Criogénica Kanata tiene como 
Prof pie objeto procesar gas natural provenientes del campo para 
Temp *F 207 producir condensado estabilizado, gasolina natural y gas 
Pres.in licuado de petróleo (GLP). El gas residual obtenido, puede 
psia 5163 ser comprimido y llevado a comercialización como también 
By 0.003695 | llevado al sistema de reinyección del campo, para mantener 
Yield 142 la presión del reservorio. 
Poder cal 1187 
RGP 
OGIP 1,4077 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 
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FIGURA lll. 20: CAMPO KANATA 
GAS PRODUCIDO (MPC) - (Jul/2002- Jun/2011) 
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FIGURA lll. 21: CAMPO KANATA 
CONDENSADO PRODUCIDO (BBL) - (Jul/2002- Jun/2011) 


Petróleo y/o Condensado 
(BBL/Mes) 


— Petróleo y/o Condensado 
(BBL) 


CAMPO KANATA NORTE 


GENERALIDADES 


El campo Kanata Norte está ubicado al Norte de la falla Kanata. Esta falla separa este 
campo del campo Kanata ubicado al Sur. El campo Kanata Norte fue descubierto el año 
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2003 por la perforación del pozo KNN-X1. Los reservorios encontrados son niveles 
productores de las Formaciones Yantata (Cretácico) y Petaca (Terciario). 

La sísmica 3D que se realizó en esta área determinó anomalías sísmicas, flancos y 
cierres estructurales no fallados. El tope del reservorio Petaca fue encontrado por el pozo 
KNN-X2 en 3.264,5m y está 9m por debajo del pozo KNN-X1. El pozo KNN-X2 tiene 
26.4m de espesor neto de gas y 3.6 el pozo KNN-X1. 


El pozo KNN-X2 estableció el nivel más bajo en 3.317,7m. Las evaluaciones petrofísicas 
dan como resultado una porosidad promedio de 15.9% y una saturación de agua de 
52.7%.El reservorio Yantata ha sido interpretado como una capa de gas con un espesor 
de 5m de espesor de petróleo. Esta interpretación ha sido establecida mediante los fluidos 
reservorios. 

Las reservas de gas probadas están limitadas por los volúmenes de reservorios por 
encima del contacto gas-petróleo (CGP) en 3.406,7m. Las reservas probadas de petróleo 
van desde el CGP y el contacto agua-petróleo en 3.411,7m indicado por el pozo KNN-X2. 
La porosidad promedio es de 18.8% y la saturación de agua es de 29.7%. 


Los reservorios analizados fueron los reservorios Petaca y Yantata. El volumen de arcilla 
fue estimado utilizando la relación lineal gamma-ray. La porosidad fue estimada mediante 
el registro de densidad con el registro neutrón y las correcciones por efectos de 
hidrocarburos. 

TABLA lll. 21:PARÁMETROS DE RESERVORIOS 


Petaca Petaca 

Upper Lower Yantata 
Por % 15.9 14.2 18.8 
Sw 52.7 47.8 29.7 
Prof pie 10800 10930 11165 
Temp *F 205 206 210 
Pres.in psia 5000 5003 5103 
Bg 0.003768 | 0.003773 0.003685 
Yield 44.3 44.3 83.7 
Poder cal 1196 1196 1184 
RGP 1606 
OGIP 0.8695 0.8557 1,5623 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 


TABLA Ill. 22 


Por % 


Sw 


Datum pie 


Temp *F 


Pres.in psia 


Bo 


OO0IP 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 
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FIGURA lll. 22: CAMPO KANATA NORTE 
GAS PRODUCIDO (MPC) - ( Dic/2003- Jun/2011) 
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FIGURA lll. 23: CAMPO KANATA NORTE 
CONDENSADO PRODUCIDO (BBL) - —( Dic/2003- Jun/2011 


Petróleo y/o Condensado 
(BBL/Mes) 


Petróleo y/o Condensado 
(BBL) 


CAMPO PATUJUSAL OESTE 


GENERALIDADES 


Los análisis petrofísicos de los reservorios Petaca y Yantata en el pozo PJO-1HP han sido 
terminados utilizando el programa PETCOM. 


PRUEBAS DE PRESIÓN 
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Interpretación de la prueba de presión, gradiente dinámica, restitución y gradiente 
estática del pozo PJO-X1H: 


El campo PatujuSAL Oeste está localizado en la culminación Oeste de la estructura 
Patujusal, donde se encuentra el reservorio petrolífero conocido como arenisca Patujusal 
de la Formación Petaca. 


El pozo PJO-X1H fue perforado con el objeto de evaluar el potencial petrolífero de los 
niveles arenosos de la Formación Petaca y confirmar la extensión del yacimiento en 
dirección oeste. 


Asimismo, para determinar las características petrofísicas del reservorio. Para estos 
fines, primeramente se perforó un pozo piloto, el cual atravesó la Formación Petaca en 
forma inclinada con 40? hasta una profundidad de 1.750m. 


Una vez efectuada la evaluación de la Formación Petaca a través de los registros 
eléctricos, Mudd-logging, E-logs y FMT, se inició la perforación de la sección horizontal. 
Se inicio la construcción del tramo curvo a 1.561m con DLS de 5.47" en dirección norte, 
alcanzándose a horizontal (90%) a la profundidad de 1.760m MD aproximadamente. Se 
entubó el pozo con cañería de revestimiento de 7”, quedando el zapato en 1.678m MD. 
Se continuó perforando en forma horizontal con trepano de 6” hasta una profundidad final 
de 2.110m MD. 


Posteriormente el pozo fue terminado en agujero abierto con empaque de grava y válvulas 
para gas lift, iniciando su etapa de producción en mayo de 2001. 


FIGURA lll. 24: CAMPO PATUJUSAL OESTE 
GAS PRODUCIDO (MPC) 
(Abr/2001 — Jun/2011) 


Gas producido (MPC)/Mes 


Gas producido (MPC) 
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FIGURA lll. 25: CAMPO PATUJUSAL OESTE 
CONDENSADO PRODUCIDO (BBL) 
(Abr/2001 — Jun/2011) 


Petróleo y/o Condensado 
(BBL/Mes) 


— Petróleo y/o Condensado 
(BBL) 


TABLA lll. 23: PARÁMETROS TABLA lll. 24: CAMPO PATUJUSAL OESTE — 
RESERVORIO PETACA DE RESERVORIOS 
Espesor | Espesor Saturación 
Pozo Bruto Neto Porosidad Agua 
Por % PJO m m dec dec 
Sw 1 21.00 10.90 0.219 0.482 
Datum pie 21.00 10.90 0.219 0.482 
Temp “F Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 


Pres.in 
psia 
Bo 
OOIP 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 


TABLAS DE PRODUCCION 
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TABLA lll. 25: PRODUCCIÓN DE GASOLINA POR CAMPO — VOLUMEN BBL 


(Período del 11/04/1997 al 30/04/2006) 


CAMPOS 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006| TOTAL 
Bulo Bulo 111 38.812 235.228| 231.475| 196.879 1.065.946 
San Roque 26.343 33.247 35.808 28.048 15.749 1.575 169.643 
Carrasco 107.469 136.232 156.039 130.099 29.832 28.488 15.911 660.728 
Vuelta Grande 213.817 325.862 299.605 307.851 269.466 243.456 231.355 2.510.102 
H. Suárez Roca 0 
Los Cusis 0 
Patujusal 962 
Patujusal Oeste 568 
Montecristo 4 
Camatindi 0 
Buena Vista 0 
Kanata 5.685 32.095 83.415 42.766 10.110 174.071 
Kanata Norte 14.635 28.683 59.094 
Kanata FW 91 91 
TOTAL 347.740| 495.341| 491.452| 504.810| 492.729| 557.289| 537.289| 542.196| 505.998| 170.070| 4.644.914 
Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 
TABLA lll. 26: PRODUCCIÓN DE GAS NATURAL POR CAMPO- VOLÚMEN MPC 
(Período del 11/04/1997 al 30/04/2006) 

CAMPOS 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 
Bulo Bulo 17.549 24.590.454 
San Roque 6.696.169] 8.433.601] 6.531.249] 4.697.215 3.398.733 2.268.087| 1.710.286 
Carrasco 12.651.527| 16.563.079| 14.221.863| 12.177.562|  4.025.305| 4.017.528] 5.485.247| 6.470.799| 6.917.103| 1.559.743] 
Vuelta Grande 1.331.109] 4.307.630] 6.060.240| 6.258.655| 12.250.764| 4.746.465 
H. Suárez Roca 

Los Cusis 

Patujusal 126.386 13.428 80 

Patujusal Oeste 58.687 7.934 42 

Montecristo 

Camatindi 

Buena Vista 

Kanata 1.088.326] 3.556.379 

Kanata Norte 

Kanata FW 

Carrasco FW 

TOTAL 20.696.454| 29.304.310 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 


TABLA lll. 27: PRODUCCIÓN DE GLP NATURAL POR CAMPO- VOLÚMEN MC 
(Período del 11/04/1997 al 30/04/2006) 


CAMPOS 


Bulo Bulo 


Buena Vista 0 
Kanata 4.852| 15.050 40.440 18.499 4.796 83.637 
Kanata Norte 7.190 14.342 9.142 30.674 
Kanata FW 245 69 314 
Carrasco FW 2.087 2.087 
TOTAL 166.647| 215.083| 190.895| 189.686| 185.875| 211.426| 208.384| 230.935| 210.690 74.794| 1.884.415 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 
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TABLA III. 28: PRODUCCIÓN DE PETRÓLEO POR CAMPO-VOLUMEN BBL 
(Período del 11/04/1997 al 30/04/2006) 


CAMPOS 1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 TOTAL 
Bulo Bulo 80.729 195.595| 803.410] 1.061.025| 1.003.455] 948.077| 904.439 p 5.262.048 


San Roque 211.791 82.155|  40.980| 32.266) 26.725 19.141] 18.820 j 750.555 
Carrasco 984.244| 1.359.078] 910.467] 622.202 190.621 124.035] 98.031] 70.416 60.881 . 4.439.044 
Vuelta Grande 361.364] 484.108 360.715] 306.335 246.813 209.960 E 2.949.124 
H. Suárez Roca 16.993| 16.345 50.608| 22.651 6.182 78.687 ; 309.734| 
Los Cusis 153.268| 862.608 422.158] 372.199] 291.544| 223.189 163.928 E 3.224.176 
Patujusal 520.733] 714.945 697.089] 489.075 a 569.020] 375.913| 266.389 j 5.529.653 
Patujusal Oeste 205.288] 177.544] 100.584 51.960 585.172 


Montecristo 5.825 7.931 7.924 6.630 6.601 66.094 
Camatindi 10.432] 4.219 1.114] 5.080 20.845 
Buena Vista 2.594 1.540 4.134 
Kanata == == 167.842 292.311 y 1.694,273 
Kanata Norte 267.397 : 614.806 


Kanata FW . 20.936 
Carrasco FW 1.735 ! 78.568 


TOTAL 2.347.973| 3.631.939| 2.668.901| 2.230.458| 2.861.300] 3.079.295| 2.677.170| 2.897.572| 2.330.127| 824.427| 25.549.162 
Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 


TABLA lll. 29: PRODUCCIÓN DE HIDROCARBUROS EN EL PERÍODO 
(Período del 11/04/1997 al 30/04/2006) 


Hidrocarburo Unidad Volumen 

Petróleo BBL 25.549.162 
Gas Natural MPC 317.912.548 
Gasolina BBL 4.644.914 
GLP MC 1.884.415 
TOTAL 349.991.039 


Fuente: Chaco S.A.- Elaboración: IFPC-CCAT 


FIGURA lll. 26: CAMPO PATUJUSAL MAPA ESTRUCTURAL DE TOPE DE LA 
CAPA PETACA (DE GOLDYER AND MACNAUGHTON, 2004) 
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FIGURA lll. 27:CAMPO PATUJUSAL PESTE MAPA ESTRUCTURAL DE TOPE DE LA 
CAPA PETACA (CHACO, 2004) 
208000 
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TABLA lll. 30 


TABLA 1 PROD. PETROLEO, COND. GASOLINA NATURAL-CHACO BPD 
MES BULO-BULO CARRASCO H.SUAREZ  KANATA  LOSCUSIS M.CRISTO PATUJUSAL PATUJU-O S. ROQUE V.GRANDE KANA-N TOTAL 
01-ene-00 2455 73 1319 1556 359 1888 
01-feb-00 2309 red 1446 1409 330 1865 
02-mar-00 2589 83 1252 1378 302 1871 
01-abr-00 2579 86 1221 1329 292 1842 
02-may-00 2451 1024 1242 350 1866 
01-jun-00 2252 982 1207 351 1859 
02-jul-00 2107 1080 1183 352 1809 
01-ago-00 1930 1042 1079 308 1819 
01-sep-00 1666 970 1079 279 1819 
01-oct-00 1517 1108 1406 267 1806 
01-nov-00 1467 1186 1650 236 1729 
01-dic-00 1380 1181 1518 198 1749 
02-ene-01 1252 1120 2107 191 1735 
02-feb-01 1103 915 2338 199 1702 
02-mar-01 861 1077 2709 191 1701 
01-abr-01 695 1080 2459 161 1667 
01-may-01 676 1052 1923 1607 
01-jun-01 630 1061 1834 1663 
01-jul-01 478 1056 1620 1625 
01-ago-01 380 1034 1567 1615 
01-sep-01 358 985 3218 1574 
01-oct-01 369 991 2814 1638 
01-nov-01 414 941 3670 1609 
01-dic-01 411 914 3751 1622 
01-ene-02 378 871 3622 1566 
01-feb-02 358 854 2784 1566 
03-mar-02 355 896 2412 1621 
03-abr-02 384 840 2577 1525 
03-may-02 490 796 2670 1548 
02-jun-02 508 795 2360 1548 
03-jul-02 507 825 2161 1525 
02-ago-02 468 852 1891 1527 
02-sep-02 451 774 2389 1507 
02-oct-02 402 735 2457 1482 
01-nov-02 375 691 2361 1463 
02-dic-02 379 659 2192 1456 
01-ene-03 392 643 1937 1441 
01-feb-03 388 648 1872 1392 
03-mar-03 365 626 1723 1352 
02-abr-03 391 630 1722 1374 
03-may-03 379 614 1639 1400 
02-jun-03 373 606 1580 1236 
03-jul-03 343 603 1504 1281 
02-ago-03 335 620 1485 1347 
01-sep-03 331 601 1401 1328 
02-oct-03 329 603 1329 1327 
01-nov-03 280 582 1281 1324 
02-dic-03 267 565 1260 1318 
01-ene-04 232 559 1222 1318 
01-feb-04 202 561 1204 1305 
02-mar-04 261 551 1160 1276 
02-abr-04 289 536 1128 1260 
02-may-04 248 519 1096 1250 
02-jun-04 288 530 1061 1205 
02-jul-04 225 551 1034 1219 
01-ago-04 259 518 862 1214 
01-sep-04 222 546 921 1219 
01-oct-04 218 541 902 1226 
01-nov-04 213 532 871 1217 
01-dic-04 208 523 842 1208 
01-ene-05 
01-feb-05 
02-mar-05 
01-abr-05 
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111.2 EMPRESA ANDINA S.A 


RESERVAS DE HIDROCARBUROS 


ANDINA SA opera y produce los campos Rio Grande, Víbora, Sirari, Yapacani, La Peña, 
Los Sauces, Guairuy, Camiri, Arroyo Negro, Cascabel y Los Penocos. 


FIGURA lll. 28 
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RESERVAS 


La Tabla 111.31 resume objetivamente el volumen de las reservas probadas, tanto de GAS 
NATURAL, como de PETROLEO/CONDENSADO. 


TABLA lll. 31: RESERVAS REMANENTES AL 30 ABRIL 2006, DE LOS CAMPOS 
DE ANDINA S.A. 


GAS DE SEPARADOR PETROLEO/CONDENSADO 


RESERVAS al 30 ABRIL 2006 
Pesas 
CAMPO ORIGINAL | ACUMULADA ABRIL/06  [RECUPERABLE| ACUMULADA ABRIL/06 
MAN AE 


Fuente: De 1997 a 2004 Reservas Certificadas por YPFB (Informes De Golyerg£Mc 


RESERVAS DE HIDROCARBUROS 
EVOLUCIÓN DE LAS RESERVAS 


La Tabla 111.32 y 111.33, resume objetivamente la evolución de las reservas probadas y 
probables, tanto de GAS NATURAL, como de PETROLEO/CONDENSADO. 
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PROBADA PETROLEO 
TABLA III. 32 


RESERYA PROBADA DE PETROLEO / CONDENSADO 
EMPRESA ANDINA, S.A. 
En barriles 


1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 

ARROYO NEGRO 71.323 49. A77 34.464 25.369 17.526 
CAMIRI 262.000 436.382 439.937 350.276 264.293 183.086 97.340 186.691 
CASCABEL 29.000 45.714 38.222 38.222 38.222 38.222 38.222 38.222 
GUAIRUY 30.000 40000 112.000 92.172 83.376 63.454 32.750 63.127 
LA PEÑA 1.817.000 1.604897 2.978.648 2.068.786 2.028.082 1.635.854 1.716.891 1.718.972 
LOS PENOCOS 181.665 748419 670.321 604.354 533.590 
LOS SAUCES 348.621 785.128 682.542 576.531 
RIO GRANDE 6.643.000 10.795.520 15.235.624 14.732.721 13.767.762 13.056.629 13.596.881 8.074.841 

2.792.000 2.276.617 3.045.403 2194974 1.929.726 1.595.954 1.430.444 1.495.846 

15.012.000 11.892.089 — 16547968 15.800.936 12.590.312 4604015 2659543 2.037.770 
YAPACANI = 7.660.000 5.051.106 4.996.635 5193163 5.125.988 5.360.115 4.551.177 5.022.251 


TOTAL 34.245.000 32.142.325 43.394.437 40.724.238 36.974.478 28.127.252 25.435.513 19.765.367 


Nota.- De 1997 a 2004 es información certificada 


Fuente: De 1997 a 2004 Reservas Certificadas por YPFB (Informes De Golyerg£Mc 
PROBADA GAS 


TABLA lll. 33 


RESERVA PROBADA DE GAS NATURAL 
EMPRESA ANDINA S.A. 
En millones de pies cúbicos 


1998 1999 2000 2001 2002 2003 


ARROYO NEGRO D D D D D 0 
854 850 556 470 342 209 

1.408 1.243 1.243 1.243 1.243 1.243 

D D D [5] 7 7 


27.091 28.813 18.652 18.916 15.447 15.532 

D D D 929 879 826 

D D D 21.076 53.731 47.761 

496.248 720.974 696.545 655.831 626.594 611.425 

171.050 164.890 155.848 159.671 149.748 144.050 

: 173.657 283.042 280.673 224.510 223.302 209.729 

YAPACANI A 702.617 643.086 639.137 632.038 631.777 673.038 660.400 


r Las Ld Lal r y. r 
TOTAL 1.565.218  1.513394 1.838.949 1.785.655 1.714.429 1.744.331 1.691.182 1.683.421 


Nota.- De 1997 a 2004 es información certificada 


Fuente: De 1997 a 2004 Reservas Certificadas por YPFB (Informes De Golyerg£Mc 


PROBABLE PETROLEO TABLA lll. 34 


RESERVA PROBABLE DE PETROLEO / CONDENSADO 
EMPRESA ANDINA S.A. 
En barriles 


1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 
ARROYO NEGRO 75.581 75.581 75.581 75.581 75.581 
CAMIRI 6.255.000 6.141.358 4.983.734 4.983.734 4.983.734 4.983.734 4.983.734 0 
CASCABEL 
GUAIRUY 
LA PEÑA 296.000 1.253.000 4.225 4.225 4.225 4.225 507.225 
LOS PENOCOS 124.046 223715 223715 223715 223.715 
LOS SAUCES 204.334 
RIO GRANDE 4.093.000 2.843.062 10.384.555 10.384.555 10.164.273 10.164.273 10.164.273 7.403.780 
1.997.000 1.997.000 2.039.405 2.080.025 1.888.556 1.888.556 1.888.556 52.177 
270.00 499.061 3.403.449 3.360.180 3.005.256 3.090.611 2.807.426 1.475.125 
YAPACANI 3.000.000 2.116.610 2.116.610 2.218.468 2.218.468 2.091.187 2.091.187 86.389 
TOTAL 15.911.000” 13.893.091 ” 24.180.753” 23.230.814” 22.768.142” 22.521.882” 22.238.697” 9.823.992 


Fuente: De 1997 a 2004 Reservas Certificadas por YPFB (Informes De Golyer£Mc 
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PROBABLE GAS TABLA lll. 35 


RESERYA PROBABLE DE GAS NATURAL 
EMPRESA ANDINA S.A. 
En millones de pies cúbicos 


1998 1999 2000 2001 2003 
ARROYO NEGRO 0 
CAMIRI 6.035 4.534 4.534 4.534 4.534 
CASCABEL 
GUAIRUY 
LA PEÑA 142 142 142 594 
LOS PENOCOS 246 246 246 246 
LOS SAUCES 12.346 
RIO GRANDE 91.232 95.720 479905 479905 468.890 468.890 468.89 383.990 
46.894 46.894 49.721 49.721 44.142 44.142 44.142 6.046 
24.357 29.817 98.129 96.751 79.954 103.910 103.910 47.695 
YAPACANI 157.655 176.093 176.093 162.494 162.494 140.882 140.882 11.674 
TOTAL Y 329,211” 357.540” 809.989” 793.547” 772748” 762.746” 762.746” 450.245 


Fuente: De 1997 a 2004 Reservas Certificadas por YPFB (Informes De Golyerg£Mc 


Cada columna corresponde a un determinado año. La información de los años 1997 a 
2004 constituye reservas certificadas oficialmente por YPFB. No existen reservas 
certificadas para el año 2005 debido a la rescisión de contrato de YPFB con la 
Certificadora De Dolyerg£Mc Naughton. 


Una política energética importante para el Estado durante el período considerado, se 
refiere a la recuperación prioritaria de líquidos, por ser materia prima para las refinerías y 
la producción de gasolinas, diesel oil y otros derivados. En campos importantes de 
Andina: Río Grande, Sirari, Víbora y Yapacaní existe reinyección de gas. En la tecnología 
petrolera la reinyección de gas se utiliza para mantenimiento de presión de los 
reservorios, pero en el caso particular presente, la reinyección se efectúa principalmente 
para evitar la quema del gas que se produce en exceso debido a la política de producción 
de líquidos, y que por limitaciones de mercado, no es comercializado. 


RESERVAS CALCULADAS POR ANDINA S.A. PARA EL 2005 


Dentro su política de Administración de Reservorios, Andina ha calculado los volúmenes 
de reservas de sus campos, a nivel reservorio, para el año 2005. Estos volúmenes se 
transcribieron en la Tabla 2.3. Lo que en ella reSAlLta es la drástica disminución de las 
cifras. 

En las pruebas de producción efectuadas en pozos anteriormente productores del campo 
Cascabel, Andina reportó pobres resultados y en consecuencia decidió dar de baja a la 
totalidad de reservas tanto de gas como de líquido en sus reportes internos, significando 
la eliminación total de este campo. 

Los reservorios eliminados en los reportes internos de Andina, que figuraban con 
apreciables volúmenes certificados hasta 2004, son los siguientes: 


Río Grande: Reservorios Taiguati Oeste Superior Norte y Taiguati 
Oeste Inferior Norte y Tupambi Norte 

Campo La Peña: Reservorios Chorro / Tarija A1 / Tarija C1 / Tarija D2 / 
Campo Sirari, Reservorios Arenisca 1 y Ayacucho 

Campo Yapacaní, Reservorios Arenisca 1 y Ayacucho. 

Campo Cascabel 
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En estos mismos reportes internos, Andina ha mantenido las reservas del campo Víbora, 
mejorando valores para el condensado, en base a una re-evaluación de los parámetros 


físicos. 


TABLA lll. 36: PRODUCCION ACUMULADA Y RESERVAS A 30/04/2006 


CAMPO 


RESERVA 
ORIGIHAL A 
31/12/2004 


PRODUCIDO 
DE ABR-97 A 
ABR-2006 


PRODUCCION 
ACUMULADA 
A 30/04/2006 


1.- CAMPOS DESCUBIERTOS ANTES DE ABRIL -1997 


CAMIRI 
CASCABEL 
GUAIRUY 
LA PEÑA 
RÍO GRANDE 


SIRARI 
WIBORA 


Y APACANÍ 
SUBTOTAL 


50.590.266 
2.127.795 
2.689.331 

38.926.347 

76.430.490 
8.053.151 

19.199.939 
6.812.608 


204.529.927 


812.662 
135.679 
258.740 
2.996.617 
4.422.883 
2.830.718 
3.360.522 
769.367 


20.587.188 


50.506.513 
2.089.769 
2.680.785 

37.432.517 

68.945.860 
6.651.786 

17.614.756 
1.943.660 


157.566.646 


2.- CAMPOS DESCUBIERTOS DESPUES DE ABRIL -1997 


ARROYO NEGRO 


LOS PENOCOS 
LOS SAUCES 


SUBTOTAL 


TOTAL GENERAL 


Fuente: Resúmenes Producción Elaborados a partir de la base de datos en OFM de Andina 


75.581 
394.991 
877.295 


1.347.867 


206.677.794 


66.152 
446.439 
384.621 
897.212 


21.434.400 


66.152 
446.439 
384.621 
897.212 


183.763.858 


RESERVA 
ESTIMADA A 
30/04/2006 


83.753 
38.026 
8.546 
1.493.830 
7.483.630 
1.401.365 
1.585.183 
4.568.948 


16.963.281 


39.429 
448.552 
492.674 
950.655 


17.913.936 


(La producción neta de gas es igual al volumen de producción bruta menos el volumen 


reinyectado al reservorio). 


TABLA lll. 37: PRODUCCION ACUMULADA Y RESERVAS A 30/04/2006 
GAS NATURAL NETO EN MILLONES DE PIES CUBICOS 


RESERVA 
ORIGIHAL A 
31/12/2004 


PRODUCIDO 
DE ABR-97 A 
ABR-2006 


PRODUCCION 
ACUMULADA 
A 30/04/2006 


1.- CAMPOS DESCUBIERTOS ANTES DE ABRIL 1997 (7) 


CAMIRI 
CASCABEL 
GUAIRUY 
LA PEÑA 
RÍO GRANDE 
SIRARI 
wÍBORA 
YAPACANÍ 


SUBTOTAL 


30.074 


28.780 


2.031 


79.912 
1.442. 389 
259.934 
356.170 


715.161 
2.964.451 


1.597 
2.019 
430 
5.076 
155.466 
73.256 
125.569 
51.466 


447.878 


79.641 
27.490 
1.704 
64.720 
873.234 
107.409 
154.652 
65.443 


1.407.295 


2.- CAMPOS DESCUBIERTOS DESPUES DE ABRIL 1997 


ARROYO NEGRO 

LOS PENOCOS 

LOS SAUCES 
SUBTOTAL 


TOTAL GENERAL 


3954 


61.411 


62.395 


3.026.546 


216 
23.981 


24.197 


472.075 


216 
23.981 


24.196 


1.431.491 


RESERVA 
ESTIMADA A 
30/04/2006 


433 
1.290 
327 
15.192 
569.155 
152.525 
171.518 
646.718 


1:557.157 


(6 Para Rio Grande, Sirari, Wibora y Yapacaní los wolumenes son de producción neta 


Fuente: Resumenes Producción Elaborados a partir de la base de datos en OFM de Andina 


Por otra parte Andina S.A.ha incorporado algunos campos descubiertos durante el 
período 1997-2006: Arroyo Negro, Los Penocos y Los Sauces. Las reservas incorporadas 
por estos tres campos constituyen apenas incrementos de 1 % en petróleo y 2 % en gas. 
Esto muestra que la actividad predominante de la empresa Andina ha sido la explotación. 
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CAMPO RIO GRANDE 


Campo descubierto por la empresa Bolivian Gulf Oil Co. Ingresó a producción en 
Diciembre de 1962.con el pozo RGD-2 y se desarrolló en los subsiguientes años. En total 
se perforaron 80 pozos, con 19 productores, 2 inyectores de gas, 11 abandonados y los 
restantes cerrados por diferentes causas. Se inyecta gas al reservorio Taiguati “Y” 
procedente del mismo campo y de Los Sauces. El campo Río Grande tiene los siguientes 
reservorios: Petaca Medio, Petaca Inferior, Taiguati O Superior Norte, Taiguati O Inferior 
Norte, Taiguati W, Taiguati X, Taiguati Y, Tupambi Sud y Tupambi Norte. A 30/04/2006 
estuvieron en producción Taiguati W, Taiguati Y y Tupambi Sud; de éstos los más 
importantes en reservas y producción son: Taiguati Y y Taiguati W. 

El principal mecanismo de empuje es la expansión del gas; en los reservorios Taiguati Y, 
Taiguati W, Tupambi Sud se hace notorio el empuje de agua. 


La producción total del campo a 30/04/2006 es de 68.946.860 bls condensado y 873.234 
MMpc gas. 


FIGURA lll. 29: CAMPO RIO GRANDE MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DE LA CAPA 
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FIGURA lll. 30: CAMPO RIO GRANDE MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DE LA CAPA 
SAN TELMO WM (EX TAIGUATI W) (FUENTE ANDINA, 2007) 


63 


¿23 
y 
65D e - SK 
-2365.8 
o y 
12536.37 


5230960) 


2512315146 


42 


AS > 

23 “ 

23832 23133 
LD 40 


Kilómetros 


O Pozos perforados 

O Pozos perforados que 
producen gas 

9 Pozos tapados y abandonados 

'S Pozos cerrados 

O Pozos de inyección 


Página 309 


MHE - Cooperación Canadiense 


Empresa Andina S.A 


FIGURA lll. 31: CAMPO RIO GRANDE MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE 
DE LA CAPA ESCARPMENT Y3 (EX TAIGUATI Y) (FUENTE ANDINA, 2007) 
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FIGURA lll. 32: CAMPO RIO GRANDE MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DE LA CAPA 
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ANÁLISIS PVT Y PROPIEDADES 


RESERVORIO TAIGUATI Y. 


El informe de análisis PVT numerado como 6-169 es de interés para examinarlo ya que 
fue efectuado a poco tiempo de la perforación del pozo RGD-2 reportado como buen 
productor. 


TABLA III. 38 ANALISIS DE HIDROCARBUROS 


TABLA 11.6.1.1.1 
Analisis de Hidrocarburos de Muestras de Separador con Recombinación 
Composicion de Fluído de Reservorio 


Gas de Líquido de Fluido de 
Separador Separador Reservorio 
% Mol % Mol % Mol 
Nitrogeno 1,56 0,00 1,38 
Dioxido de Carbono 0,00 0,00 0,00 
Metano 88,02 22,51 80,38 
Etano 5,43 6,68 5,59 
Propano 3,00 10,15 3,84 
Iso-Butano 0,38 2,37 0,61 
N-Butano 0,88 8,46 1,77 
Iso-Pentano 0,16 3,89 0,60 
N-Pentano 0,27 5,42 0,83 
Hexanos 0,22 9,22 1,27 
Heptanos+ 0,08 31,30 3,73 
100,00 100,00 100,00 


Componente 


Propiedades de Residuos Heptanos+ 
del Analisis de Liquido de Separador 


Gravedad Específica 0,7661 
Gravedad API 53,2 
Peso Molecular 129 


FUENTE: Infome de "Houston Technical Services Laboratory", Gulf Oil Co., junio de 1963 


La composición es importante porque con ella se pueden determinar otras propiedades y 
análisis, con un programa de computación con ecuaciones de estado. 


Reservorio Taiguati W.- El informe de análisis PVT más cercano al descubrimiento del 
campo y el inicio de la producción de este reservorio, fue efectuado en julio de 1965 por 
la misma empresa Gulf Oil Co, concesionaria del campo, en su sección de Servicios 
Técnicos. Se tomaron muestras de separador en superficie que fueron analizadas y 
posteriormente recombinadas para obtener el fluido de reservorio. No se pudo comprobar 
el procedimiento de validación de muestras por no existir detalles en el informe. 


Condiciones de muestreo: 


Presión de reservorio: 3895 psia (O 2655.7 m. 
Temperatura de reservorio: 1822%F 

RGP de separador: 7931 cf/bbl 
Resultados: 

Punto de rocío: 3805 psia. 


INTERPRETACIONES PRUEBA PRESIÓN 


Andina ha efectuado la determinación de la presión estática de fondo por el método de 
gradientes en su mayor parte y con algunos ensayos de presión. En el caso de 
gradientes. 
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FIGURA lll. 33 HISTORIAL DE PRESIONES 


FIG. 11.6.1.2.1 Historial de Presiones 
Campo Río Grande, Reservorio Taiguati Y 


Presion estática (Odatum) psi 


FIG. 11.6.1.2.2 PRUEBA DE PRESION POZO RGD-71 
RESERVORIO TAIGUATI Y 


Log-Log Plot 


Resumen de Resultados: 

Model: Radial homogeneo -— Falla simple 
Coeficiente de almacenaje (bbl/psi)0.0372 
Coeficiente de almacenaje adimensional 122.9744 


Volumen aparente en agujero (bbl) 172.0248 
Permeabilidad (md) 10.9829 
Permeability-espesor (md-ft) 576.6046 
Factor de daño 0.0187 
Presión del estrato (psia) 3676.11 
Temperatura (* F) 184.00 
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PRESIONES EN TAIGUATI W. 
FIGURA lll. 33 CAMPO RIO GRANDE RESERVORIO TAIGUATI W SUP. 


FIG. 11.6.1.2.3 Reservorio Taiguati W sup 
Campo Río Grande 
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El reservorio Petaca produjo desde 1973 y se mantuvo en reserva desde 1985; el efecto 
fue una declinación muy leve de la presión. 


Los siguientes datos petrofísicos y de fluidos han sido verificados y se los puede 
considerar como válidos: 


TABLA III. 39 

TAIGUATIW — TUPAMBI SUR 
Porosidad % 19,8 19 
Sw % 53.9 53.3 
Pi psia 3870 4130 
Bg  rpc/pc 0.00402 0.003872 
Rend. Pc/bbl 50000 120000 
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FIGURA lll. 36: CAMPO RIO GRANDE PRODUCCIÓN 
(Nov/1962 - Sept/2011) 


Field: Rio Grande 
———— Caudal Gas Prod DC ( Kcf/d 
Caudal Petróleo DC ( bbl/d ) 
Caudal Agua DC ( bbl/d ) 


1962 64 66 68 70 72 74 76 78 80 82 84 86 88 90 92 9% 96 98 2000 02 04 06 08 10 


DATE 


FACILIDADES E INSTALACIONES DELCAMPO RÍO GRANDE 


El campo Río Grande se encuentra ubicado a 61 Km. al sud-este de la ciudad de Santa 
Cruz, forma parte del Área Centro “Bloque Grigota” junto con los campos Los Sauces y La 
Peña. 


Es un campo gasífero y de producción de condensado. Cuenta con una Planta de 
Inyección, una Planta de procesamiento de gas por Absorción Refrigerada y una Planta 
de Compresión de gas para la exportación al Brasil. 


Actualmente la producción de gas de Río Grande es aproximadamente de 48.300 
MMPCD, y la producción de condensado es de 1185 BPD. 


Página 315 


Empresa Andina S.A MHE - Cooperación Canadiense | 


En la planta de Absorción de Río Grande se procesa alrededor de 172.800 MMPCD 
provenientes de los siguientes campos: Río Grande 48.300 MMPCD, gas del Sur 
(GASYRG) 108.500 MMPCD y gas de reciclo 16 MMPCD. 

De este volumen de gas (172.8 MMPCD) se obtiene actualmente 600 BPD de gasolina y 
510 MCD de GLP equivalente a 269 TMD. 


La venta de gas varía según las nominaciones y el consumo del mercado nacional 
Gasoducto Al Altiplano y el consumo de gas del Brasil y Argentina. La inyección al campo 
se realiza en función del excedente de gas, mientras que la quema depende del paro de 
alguna unidad o equipo o de algún problema en planta. 


PLANTA DE INYECCIÓN RÍO GRANDE 


La planta de inyección Río Grande tiene una capacidad para procesar 232 millones de 
pies cúbicos y 6.000 barriles por día. 


La planta de Inyección cumple las siguientes funciones: recolectar el hidrocarburo a través 
de todas las líneas de los pozos que se encuentran en producción; separar el 
condensado del gas; estabilizar el condensado; bombear el condensado estabilizado en la 
Planta de Inyección y la gasolina producida en la Planta de Absorción a la Refinería de 
Palmasola; recibir gas del Sur, elevar su presión y mandarlo a la Planta de Absorción; 
elevar la presión por medio de compresores de los gases de baja, mini baja y gases de 
cabeza, hasta la presión de operación de la Planta de Absorción; inyectar al campo el gas 
residual proveniente de la Planta de Absorción. 


POZOS DE PRODUCCIÓN 


Actualmente se encuentran 16 pozos con 18 zonas en producción, siendo estos con doble 
o simple línea. En el campo Río Grande todos los pozos son de surgencia natural. 


SISTEMA DE COLECTORES 


La producción de los pozos llega a los 4 sistemas de recolección de líneas que existen en 
la planta. Teniendo para cada sistema una línea de grupo y otra de prueba. 


TABLA lll. 40 


CLASIFICACIÓN DEL PRESIÓN 
COLECTOR (PSIG) 


Colector de Alta Presión 


Colector de presión Intermedia 


Colector de Baja Presión 


Colector de Mini Baja Presión 
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PRES.SUR | PRES.SEP 
(PSIGG) (PSIGG) 


3430 
2350 


TABLA Ill. 41 
COLECTOR DE ALTA PRESION 


COLECTOR DE BAJA PRESION 


920 


COLECTOR DE MINI BAJA PRESION 


Cl: Cerrado intermitente 
SISTEMA DE SEPARACIÓN 


El sistema de separación en esta Planta consta de ocho separadores, de los cuales dos 
se utilizan para realizar las pruebas de producción. 


Los separadores de alta y de intermedia son separadores bifásicos en el cual se separa el 
gas del líquido. Los de baja son separadores trifásicos, donde se separan el gas, petróleo 
y agua. 
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TABLA III. 42 


SEPARADORES 
GRUPO ALTA | GRUPOINTERM. | GRUPO BAJA 
1300 psic 1000 psic 500 psi 1300 + 1000 psig 500 psig 
i i i 1 j 1 


Horizontal - Bifásico ¿ Horizontal - Bifásico ¡ - Trifási Horizontal - Bifásico 


15-055 15-055 20- 0" S5 15- 0"55 20" 0"55 


6'90RASARF : E9DDRASARF : 6'300f ASA RF 6" 900 * ASA RF 6" 3008 ASA RF 


4900 RASARF : 49008 454 RF 4" 3008 ASA RF 4" 900% ASA RF 4" 3008 ASA RF 


500-500-340 940-1300 340-500 


SISTEMA DE ESTABILIZACIÓN DE CONDENSADO 


El condensado que Sale del tanque de lavado comienza su estabilización pasando 
primeramente por un intercambiador de calor liquido-liquido para precalentar el 
condensado de entrada con el condensado estabilizado de SALida de la torre, una vez 
precalentado ingresa a la torre de estabilización donde por medio de la acción de 
temperaturas elevadas en el fondo de la torre, se eliminarán todos los hidrocarburos 
livianos hasta el normal-Butano (N-C4), que por su menor punto de ebullición SALdrán en 
forma de gas por la cabeza de la torre hacia un tanque de reflujo, donde la fase gaseosa 
pasa a la succión de 250 PSIG de los compresores y el líquido es enviado por medio de 
una bomba como reflujo a la cabeza de la torre, para que de esa manera se pueda 
atrapar algunos hidrocarburos pesados que pudiesen SALir por la cabeza, quedando el 
condensado sin livianos con una TVR menor que 12 psig. que es lo permitido para su 
bombeo, la TVR actual que tiene el condensado varia entre 8 y 9 psig. 


Para mantener la temperatura de fondo en 420*F, existe un circuito donde el condensado 
de fondo es bombeado a un horno, de donde retorna con 450%F. 


Una vez estabilizado el condensado es descargado del fondo de la torre hacia el 
intercambiador ya indicado donde esta ves se preenfría precalentando el condensado de 
entrada como ya se dijo anteriormente.También hay un by pass, con una válvula 
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automática, con la que se puede regular el caudal que pasa por el intercambiador, de esta 
manera se puede regular la temperatura de entrada. 


Finalmente después de preenfriarse en el intercambiador el condensado pasa por aero- 
enfriador para luego almacenarse en el Tanque Final de donde será bombeado a 
Palmasola. 


TABLA Ill. 43 


AREA DE ESTABILIZACIÓN 


TK. ALIMENTO BBA. ALIM. A ESTAB. TK LAVADO 


1 UNIDAD 2 UNIDADES 1 UNIDAD 
396"1Dx32-00"S5/S 169 GPM. 15 HPC/U 396"ID x 34"- O S/S 
550 PSI -200%F 350 PSI 


INTERCAM.FONDO ESTAB. COHD.REFLUJO 


1 UNIDAD 1 UNIDAD 1 UNIDAD 

13.120 MBTUVNAR. 4.362 MBTU/HR 6000 BPD 
BBAS. REFLUJO 75"1Dx54'-6" S/S 
136 GPM. SHP C£U 22 PLATOS 


550 PSI DISEÑO 600*F 


1 UNIDAD 2 UNIDADES 2 UNIDADES 

48"I1D x12-0S5/S 530 GPM. 40 HP/SOHP 11.053 MBTU HR. C/U 
300 PSI -200%F 

300 PSI - 20*F 


TK. FINAL CONDENSADO 


1 UNIDAD 
324" ID x 20-0S/S 
300 PSI 650%F 


SISTEMA DE COMPRESIÓN 


La Planta de Inyección actualmente tiene 12 compresores en línea los cuales trabajan en 
las siguientes condiciones: 


Los gases que salen del depurador de 250 PSIG entran a la succión de los compresores 
1, 2, 3 y 4, los mismos que son comprimidos hasta 500 PSIG, donde se recibe el gas que 
viene del depurador de 500 PSIG (presión intermedia), luego este gas se descarga con 
una presión de 900 PSIG pasa por los cooler de enfriamiento para juntarse con los gases 
de los depuradores de 900 PSIG (una corriente que viene de los separadores de alta 
1200 a 900, pasando por unos filtros (aceite) y finalmente juntarse con los gases que 
vienen del Sur y dirigirse a la Planta de Absorción. 


El gas residual que retorna de la Planta de Absorción ingresa una parte a los 
compresores 3 y 4, y otra parte a los compresores 5, 6 y 7, donde se comprime hasta 
1400 PSIG, para despachar parte de este gas después de ser enfriado en los cooler al 
Altiplano. 


El compresor 15 y los compresor 13 y 14 reciben el gas del Sur que viene con una 
presión de 800 a 840 PSIG y lo comprime a 900 PSIG para luego ingresar a la Planta de 
Absorción. 

Características de todos los motores y compresores: 
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Operación 


Marca 


Modelo 


potencia 


HP 


Velocidad 
RPM 


BAJA 


WAUKESHA 


L-7042GSIU 


1100 


900 


BAJA 


WAUKESHA 


L-7042GU 


1100 


900 


BAJA/INTERM 


WAUKESHA 


L-7042GSIU 


1100 


900 


BAJA/INTERM 


WAUKESHA 


L-7042GSIU 


1100 


900 


INTERMEDIA 


WAUKESHA 


L-7042GSIU 


1100 


900 


INTERMEDIA 


WAUKESHA 


L-7042GSIU 


1100 


900 


INTERMEDIA 


WAUKESHA 


L-7042GSIU 


1100 


900 


ALTA 


WAUKESHA 


L-7042GSIU 


1100 


900 


BOOSTER 


WAUKESHA 


L-7042GSI 


1100 


900 


BOOSTER 


WAUKESHA 


L-7042GSIU 


1100 


900 


BOOSTER 


CATERPILLAR 


1600 


1000 


TABLA Ill. 45 


PRESIÓN DIAMETRO DE CILINDROS 


marca [mosso] —cspacoaD [suo [memf oso [1 [2] 3]. 
icon e [romeo Pam |] ió ao [oe [ose a] 


com] aa] mec Jo] | om | 70 | 150 [ rac | 130 | 
CTO O IR SC A IS IS 


COMPRESOR 


PLANTA DE ABSORCIÓN RÍO GRANDE 


CIRCUITO DE GAS RESIDUAL 


La Planta de Absorción cuenta con tres sistemas de idénticas características con 
capacidad de manejo de 60 MMPCD cada uno. 


El gas de la Planta de Inyección ingresa como gas de alimento a la Planta de Absorción 
para luego salir como gas residual siguiendo el siguiente circuito: 
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El gas rico de alimento entra (80%F, 900 PSIG) junto con una inyección de mono-etilen- 
glicol para absorber y evitar congelamiento, por un intercambiador gas — gas por el haz de 
tubos preenfriándose con el gas pobre de salida, luego este gas rico ingresa a enfriarse (- 
5F) en la primera sección del chiller junto con una nueva inyección de mono-etilen-glicol. 
En el chiller habrá una condensación de hidrocarburo y agua; esta unidad utiliza el 
propano para enfriar convirtiéndose en un evaporador frigorífico de un ciclo 
termodinámico. 


Todo el fluido de gas y condensado producido por el enfriamiento pasan a un separador 
de glicol o trampa el cual se caracteriza por tener un compartimiento adicional que permite 
un mayor tiempo de residencia para una buena separación del hidrocarburo del glicol y 
agua, de la parte inferior o bota sale el glicol rico para ir a regenerarse. Por la parte 
superior sale el gas, mas el líquido condensado e ingresan como alimento a la Torre 
Absorbedora en donde por diferencia de densidad y cambio de velocidad se separan los 
líquidos de los gases. Además para darle mayor eficiencia, en contra corriente ingresa por 
la parte superior Lean Oil presaturado como reflujo, absorbiendo los licuables y gasolina 
natural de la corriente del gas. El gas sale por la parte superior e ingresa a la segunda 
sección del chiller por otro haz de tubos previa inyección de Lean Oil (aceite pobre o 
magro) para atrapar más licuables. 


El flujo enfriado nuevamente en el chiller y con la inyección de Lean Oil, pasan a un pre- 
saturador, donde se separa el aceite presaturado con los licuables absorbidos y 
condensados. Por la parte superior del pre-saturador Sale el gas seco o residual pasando 
por la carcaza del intercambiador gas-gas, donde se precalienta para luego dirigirse a la 
Planta de Inyección donde se realiza su respectiva distribución. El aceite presaturado con 
los licuables sale por la parte inferior del pre-saturador y por medio de una bomba se 
dirige como reflujo de la torre Absorbedora. 


CIRCUITO GAS DE RECICLO 


El aceite rico saturado con los licuables (gasolina, GLP), Sale por la parte inferior de la 
torre Absorbedora y se dirige al tanque expansor. 


La corriente de aceite saturado se expande de 900 a 600 PSIG en la primera etapa del 
tanque expansor. El gas liberado en la expansión pasa a la succión del depurador de la 
etapa intermedia de lo compresores donde es comprimido a 1450 PSIG que es la presión 
de descarga. El líquido se expande nuevamente en la segunda etapa del expansor, de 
600 a 300 PSIG, el gas liberado por esta nueva expansión pasa a la succión del 
depurador de primera etapa de los compresores. El aceite rico de esta etapa es 
precalentado en el intercambiador de calor (aceite magro-aceite rico) y se dirige hacia la 
torre de-etanizadora. 


SISTEMA DE ETANIZACIÓN 


El aceite rico que viene de la segunda etapa del tanque expansor, luego de pasar por el 
intercambiador ya mencionado ingresa como alimento a la torre de-etanizadora (65*P), la 
cual trabaja con una presión de 310 PSIG, La temperatura de fondo (400*F) se logra por 
medio de un reboiler calentado con Lean Oil (aceite magro) proveniente de la destiladora 
y la temperatura se afina con un temporizador, que trabaja con aceite de calentamiento. 


Página 321 


Empresa Andina S.A MHE - Cooperación Canadiense | 


El calentamiento medio se realiza en un intercambiador lateral (Lean Oil sale con 150*F y 
vuelve con 220*F), calentado también con aceite magro del fondo de la destiladora que 
pasa previamente por el rehervidor. 


Por la parte superior de la torre a 310 PSIG, sale la corriente gaseosa hasta el etano para 
unirse al depurador de succión del compresor. 


Luego el aceite magro de calentamiento que sale del intercambiador lateral, pasa por un 
cooler, después por un intercambiador (magro-rico), de donde es bombeado a 200 HP 
como reflujo de la de-etanizadora y otra parte es bombeada a 500 HP a la entrada de la 
segunda sección del chiller previo al pre-saturador. 


SISTEMA DE DESTILACIÓN (TORRE DESTILADORA) 


Del fondo de la torre de-etanizadora sale el aceite rico al que se le extrajo el etano y 
pasan a la destiladora previo precalentamiento en un intercambiador. En la destiladora se 
separa el lean oil de la gasolina y el GLP, la cual trabaja con una presión de 130 PSIG, 
una temperatura de fondo de de 550%F y una temperatura de cabeza de 200F, 
condiciones para lograr que por la cabeza se desprenda toda la gasolina y el GLP. 


Luego de que el aceite de la de-etanizadora ingresa como alimento a la torre destiladora, 
parte del lean oil del fondo (550*F) vuelve a ser parte del circuito de absorción pasando 
por el reboiler de la de-etanizadora, intercambiador lateral, intercambiador magro rico para 
preenfriarse hasta llegar al chiller, presaturadotes y finalmente las Absorbedoras. 


Otra parte de Lean Oil de fondo sigue el circuito del sistema de calentamiento, el cual a 
través de una bomba desplaza el mismo por el regenerador de lean oil, regenerador de 
glicol, las trampas de los chiller, el intercambiador de alimento a la de -propanizadora, el 
rehervidor del fondo de la de-propanizadora, el temporizador de la de-etanizadora, el 
precalentador de la destiladora y en ocasiones al depurador de propano. Luego de este 
recorrido el aceite de calentamiento pasa por los hornos para recuperar la temperatura 
perdida y volver nuevamente al fondo de la destiladora. 


La gasolina y el gas licuado de petróleo GLP que salen por la cabeza son condensados 
en un aero-enfriador y pasan a un tanque acumulador de reflujo, de donde una parte va 
como reflujo por medio de una bomba a la cabeza de la destiladora y la otra parte se va a 
la torre de-propanizadora a través de otra bomba, pasando previamente por un 
intercambiador (de-propanizador/gasolina) para comenzar a calentarse con la gasolina de 
SALida, luego nuevamente se precalienta en un intercambiador con aceite de 
calentamiento llegando a dicha torre. 


TORRE DEPROPANIZADORA 


Anteriormente se dijo que una parte de la gasolina y GLP condensados en el tanque de 
reflujo son bombeados por una bomba hacia la de-propanizadora y que en su recorrido se 
precalientan en un intercambiador de temperatura con la gasolina que va de salida hacia 
los enfriadores para ser acumulada en el tanque de gasolina antes de enviarla junto con el 
condensado hacia Palmasola. Seguidamente pasan por otro intercambiador con aceite 
caliente y entran a la de-propanizadora como alimento. 
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Para producir GLP (C3 + ¡C4 + nC4), la torre de-propanizadora trabaja con una presión de 
240 PSIG, una temperatura de fondo de 340* F y una temperatura de cabeza de 160* F, 
para que con estas condiciones se logre desprender el GLP por la cabeza y quede la 
gasolina en el fondo. 


El calentamiento del fondo se realiza en un rehervidor con aceite caliente por donde 
circula la gasolina. Parte de esta circulación del rehervidor sale como producto final, 
pasando la gasolina por un intercambiador que precalienta el alimento de la torre y a la 
vez enfriar la gasolina que luego de pasar por unos aero-enfriadores y llegar a un tanque 
de gasolina es bombeada a la planta de inyección. 


El GLP desprendido por la cabeza pasa por un aero-enfriador donde se condensa y entra 
a un tanque acumulador de reflujo de donde una parte es bombeada como reflujo a la 
cabeza de la torre y la otra parte se dirige a un intercambiador en “U”, el cual enfriará aún 
más el propano con el gas combustible de la planta para finalmente dirigirse a los tanques 
de almacenamiento. 


TORRE DEBUTANIZADORA 


Normalmente la planta produce GLP, pero cuando se quiere producir solo propano 
necesitamos una nueva fraccionadora, la torre de-butanizadora. 


En este caso tendría como alimento de la torre de-propanizadora hacia la torre 
debutanizadora el butano y la gasolina natural en donde el butano desprendido por la 
cabeza pasa por un aero-enfriador donde se condensa y entra a un tanque acumulador de 
reflujo de donde una parte es bombeada como reflujo a la cabeza de la torre y la otra 
parte se dirige a los tanques de almacenamiento. 


El calentamiento del fondo se realiza en un rehervidor con aceite caliente por donde 
circula la gasolina. Parte de esta circulación del rehervidor sale como producto final, 
pasando la gasolina por un intercambiador que precalienta el alimento de la torre y a la 
vez enfriar la gasolina que luego de pasar por unos aero-enfriadores y llegar a un tanque 
de gasolina es bombeada a la planta de inyección. 


SISTEMA DE ENFRIAMIENTO (CIRCUITO DE PROPANO) 


El enfriamiento se realiza en equipos diseñados para este fin , denominados chiller, que 
son intercambiadores con tubos en “U”, usando un refrigerante de primera especie como 
es el propano con un grado de pureza del orden de 99%, el cual cumple un ciclo 
termodinámico que se inicia de la siguiente manera: 


El circuito comienza en un tanque acumulador o de surgencia, donde se encuentra 
propano líquido a 210 PSIG y 110%F, para dirigirse a un economizador donde se expande 
a 70 PSIG y 55%F. El gas desprendido en esta expansión va a la segunda etapa de los 
compresores lado propano y el propano líquido se despacha al chiller donde se expande 
nuevamente hasta 25 PSIG con lo que produce el enfriamiento del propano por 
expansión. 


En el Chiller el propano líquido tiene que mantener un nivel controlado que permita estar 
constantemente bañando el haz de tubos del gas en “U” para que el intercambio de 
temperatura haga que el propano líquido se vaporice, debido a la propiedad de los gases 
de enfriarse con el cambio de estado, del líquido al gaseoso y se dirija a un depurador 
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antes de ingresar a la primera etapa del compresor. En este depurador eventualmente se 
hace circular aceite de caliente, para vaporizar algún arrastre de propano líquido. 


La succión del compresor de propano es de 20 PSIG a una temperatura de 20*F, en esta 
etapa el propano gaseoso es comprimido a 70 PSIG, pasa a la segunda etapa junto con el 
gas desprendido en el economizador y son comprimidos a 220 PSIG de descarga con una 
temperatura de 150* F, luego el gas propano entra a unos aero-enfriadores para la 
condensación del mismo para que finalmente termine el circuito nuevamente en el tanque 
acumulador. 


SISTEMA DE DESHIDRATACIÓN (REGENERACIÓN DE GLICOL) 


El mono-etilen-glicol pertenece a la familia de los alcoholes, que naturalmente tiene 
gravidez por el agua por su alta capacidad higroscópica y como permite desgasolinar y 
deshidratar a la ves en temperaturas (-5%F) también trabaja como anticongelante. 


SISTEMA DE ALMACENAJE DE GLP 


El sistema de almacenaje de GLP se realiza en tanques horizontales cilíndricos con 
capacidad de 113.000 Lts. cada uno teniendo un total de 22 tanques, donde 2 se utilizan 
para almacenar propano trabajando los mismos con una presión promedio de 105 PSIG y 
una temperatura de 80%F, cada tanque está provisto de una línea de succión y descarga 
(bombeo), otra de seguridad al tanque set point a 240 PSIG para que alivie y una válvula 
igualadora de presión que se utiliza cuando se carga estos elementos a los cisternas. 


Para el transporte se cuenta con dos bombas Booster de 15 HP cada una me eleva la 
descarga de los tanques de almacenaje a 130 PSIG para luego entrar como succión a las 
3 bombas de despacho a Palmasola donde dos bombas trabajan en paralelo con una 
presión de 700 PSIG y la otra se la utiliza de reserva. 


Cuando se realiza el transporte en cisterna existe el sistema de carguio que consta de una 
balanza donde es pesado el camión antes de ser cargado y después de terminado el 
carguío, el peso de venta sale por diferencia, el volumen se puede calcular con la 
gravedad específica. La carga máxima de las cisternas es al 85 % del volumen de agua 
del tanque por seguridad y de 45 toneladas por la ley de caminos. 


SISTEMA DE COMPRESIÓN 


En la planta de absorción existen 4 compresores de marca Cooper Bessemer modelo 
GMVH-10, que tienen la función de comprimir en dos de sus cilindros el gas de reciclo, la 
primera etapa de 300 PSIG, la segunda 600 PSIG con una descarga de 1400 PSIG. Los 
otros dos cilindros se los utiliza para el gas propano con una succión de 20 PSIG 
comprimiendo hasta 70 PSIG y con una descarga de 220 PSIG. 
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TABLA lll. 46 


SISTEM 
COMPRESOR| OPERACIÓN 


MOTOR 


| MARCA | MODELO | POTENCIAHP | VELOCIDAD RPM 


| + | Propano | coorER | cmwtto | 220 | 330 
| 2 | Propano | cooPER | cmwtto | 220 | 330 
| 3 | Propano | CooPER | cmwtto | 220 | 330 
| 4 | Propano | COOPER | GMwHto | 2250 | 330 | 


TABLA lll. 47: COMPRESOR 


N? 
COMPRESOR 0 PRESIÓN CILINDROS 


IEC IRE PS [0 E] E E PRE 


| 1  |COOPER| 20300 | 60-800 | 200-1400 
| 2  |CoorER| 20-300 | 6o-s00 | 200-1400 | 32 


ERESMA 
ar | er eo [oe 
3 cooren | 20000 | eoem | 20m [or por] eje 
4 |coorer | 20-300 | 60-500 | 200-1400 | 32 | 23" | 8 | 8 | 


CAMPO SIRARI 


Campo básicamente gasífero descubierto por YPFB con la perforación del pozo SIR-X1 
en 1988. Fue puesto en producción desde ese año y consiguientemente desarrollado. En 
total se perforaron 16 pozos de los cuales al 30-Abr-2006, 8 son productores, 0 
abandonados y 2 inyectores de gas. En ambos reservorios se re-inyecta gas. 


El campo Sirari está conformado por los reservorios Petaca y Yantata, ambos productores 
de gas y condensado. La producción total del campo es de 6.651.786 bls de condensado 
y 107.409 MMpc de gas. 


El mecanismo de empuje es la expansión de gas, existiendo además actividad de un 
acuífero asociado. 
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FIGURA lll. 37: CAMPO SIRARI MAPA ESTRUCTURAL DEL TOPE DEL 
RESERVORIO AYACUCHO (ANDINA S.A., 2002) 
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FIGURA lll. 38: CAMPO SIRARI MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL 
RESERVORIO ARENISCA 1 (ANDINA S.A., 2002) 
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FIGURA lll. 39: CAMPO SIRARI MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL 
RESERVORIO YANTATA (ANDINA S.A., 2002) 


000 q LO 
/ .2360 


8110000 


h 
373000 374000 376000 


6 Pozos que producen gas y condensado de gas Q Pozos tapados y abandonados SPozos cerrados 


FIGURA lll. 40: CAMPO SIRARI MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL 
RESERVORIO PETACA D (ANDINA S.A., 2002) 
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FIGURA lll. 41: DE YACIMIENTO SIRARI 
MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO PETACAA _ 
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ANÁLISIS PVT Y PROPIEDADES 


Reservorio Petaca.- Para la Auditoria se disponen de tres informes de análisis PVT. Con 
preferencia se analiza el informe numerado como 6-202 porque se refiere a muestras más 
próximas a las condiciones iniciales del reservorio. 


El referido análisis fue efectuado por la empresa y las muestras fueron tomadas del pozo 
SIR-4 en superficie, para gas y líquido de separador. Para la presente Auditoria se ha 
analizado las condiciones de muestreo y de las pruebas, y se consideran aceptables. 


TABLA lll. 48 POZO SIR-4LC RERVORIO PETACA 


TABLA 11.6.2.1.1.1 COMPOSICIÓN en % mol. 
POZO SIR-4LC RESERVORIO PETACA 


LIQUIDO DE GAS DE FLUIDO DE 


COMPONENTE SEPARADOR SEPARADOR RESERVORIO 


0,18 ' 0,39 
0,89 ' 0,93 


PseudoC6 
PseudoC? 
PseudoC8 
PseudoCg 
PseudoC10 
PseudoC11 
C12+ 
TOTAL 


FUENTE: Informe de Analisis PVT pozo SIR-4, Schlumberger, Abril 


RESULTADOS DE LA RECOMBINACIÓN: 
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RGP corregida: 11850 scf/bl 

Densidad petróleo de tanque: 0.729 g/cm3 
Gravedad petróleo de tanque: 62.7 *API 
Densidad gas de separador: 0.677 (aire=1) 
Presión punto de rocío: 3256 psia 


VERIFICACIÓN INTERPRETACIONES PRUEBAS PRESIÓN 


La evolución de las presiones en el reservorio Petaca se puede ver en la gráfica de 
historial adjunta (Figura 111.42). En ella se ve una notable dispersión de valores, existiendo 
unas zonas deprimidas y otras de presión alta. También se ve que algunos pozos superan 
la presión inicial del primer pozo. 

FIGURA lll. 42 EVOLUCION DE LAS PRESIONES 


FIG.11.6.2.2.1 Sirari, Reservorio Petaca 
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El comportamiento de las presiones en el reservorio Yantata se puede ver en la gráfica 
adjunta (Figura 111.43). En ella se ve un notable efecto de mantenimiento de presión, 
presumiblemente por efectos de la inyección de gas. 


FIGURA lll. 43 RESERVORIO YANTATA 


FIG. 11.6.2.2.2 Sirari, Reservorio Yantata 
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OBTENCIÓN DATOS 


Los siguientes datos petrofísicos y de fluidos han sido verificados y se los puede 
considerar como válidos: 


PETACA YANTATA 
Porosidad, 
Porosidad, % 16 % 18 
Sw, % 57 Sw, % 53 
Pi, psia 3496 Pi, psia 3667 
Bg, rpc/cpc 0,004226 Bg, rpc/cpc | 0,0043 
Rend, pc/bbl 63,4 Rend, pc/bbl | 33,1 


FIGURA lll. 44: CAMPO SIRARI PRODUCCIÓN 
(Ene/1985 - Sept/2011) 
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CAMPO VIBORA 


Campo básicamente gasífero descubierto por YPFB con la perforación del pozo VBR-X1 
en 1988. Fue puesto en producción desde ese año y el subsiguiente desarrollo. En total 
se perforaron 33 pozos de los cuales, al 30-Abr-2006, 16 son productores por surgencia 
natural, 2 abandonados y 4 inyectores de gas. Se re-inyecta gas a los reservorios Yantata 
y Sara. 

El reservorio Petaca sufrió una sobre-inyección hasta el año 2002; es decir, el volumen 
inyectado es mayor al volumen producido, hecho que reviste cierto peligro de fractura 
inducida en el reservorio. 


El campo Víbora está conformado por los reservorios Petaca, Yantata y Sara, productores 
de gas y condensado. El mecanismo de empuje es la expansión de gas, existiendo 
además actividad de un acuífero asociado. 


A fines de 1998, a raíz de un descontrol, el pozo VBR-002 fue abandonado, perdiéndose 
sus reservas de gas y petróleo. No existen informes técnicos sobre este descontrol en 
Andina ni en YPFB. El pozo VBR-002 poseía buen potencial productivo como indican los 
caudales registrados a Nov-98: 867 bpd de petróleo y 25,1 MMpcd de gas. 

Hasta el 30/04/2006 el campo Víbora ha producido 17.614.756 bls de condensado y 
184.652 MMpc de gas. 


ANÁLISIS PVT Y PROPIEDADES 
Se disponen de 13 informes PVT. Es de especial interés examinar preferentemente los 
análisis más próximos a las condiciones iniciales del reservorio. 


PVT Pozo VBR-2, Petaca.- Efectuado por la compañía Flopetrol Johnston Schlumberger, 
Venezuela, en Junio 1990. 


Resultados: 
Presión punto de rocío: 3832 psia 
Factor Z del gas: 0.901 


Composición del fluido recombinado: 


TABLA lll. 49 POZO VBR-2 RESRVORIO PETACA 


TABLA 11.6.3.1.1. COMPOSICIÓN en % mol. 
POZO VBR-2 RESERVORIO PETACA 
LIQUIDO DE GAS DE FLUIDO DE 


COMPONENTE SEPARADOR SEPARADOR RESERVORIO 


0,00 0,75 0,69 
0,40 2,78 2,59 
0,00 0,00 0,00 
32,67 80,35 76,46 
10,82 10,33 10,37 


9,44 3,28 3,78 
1,93 0,40 0,52 
4,70 0,93 1,24 
2,36 0,24 0,41 
3,06 0,24 0,47 
5,99 0,31 0,77 
6,44 0,19 0,70 
6,60 0,14 0,67 
4,47 0,04 0,40 
3,29 0,02 0,29 
2,29 0,00 0,19 
5,54 0,00 0,45 
100 100 100 
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Básicamente, el laboratorio hizo la prueba de declinación a masa constante con la que 
determinó la presión del punto de rocío, y el agotamiento a volumen constante para 
determinar el porcentaje de líquido retrógrado que se forma con la declinación de presión 
y el factor Z bifásico. 


INTERPRETACIONES PRUEBAS PRESIÓN 


Andina ha efectuado la determinación de la presión estática de fondo por el método de 
gradientes en su mayor parte y con algunos ensayos de presión. En el caso de 
gradientes, Andina ha provisto para la Auditoria, los resultados en planillas Excel y no fue 
posible hacer mayores verificaciones. Se disponen gradientes estáticas para los años 
1998 a 2006 para casi todos los pozos que estuvieron en producción. 


FIGURA lll. 45 PRESIONES RESERVORIO YANTATA 


FIG.11.6.3.2.1 Presiones Campo Víbora, Reservorio Yantata 
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OBTENCIÓN DATOS 


Los siguientes datos petrofísicos y de fluidos han sido verificados y se los puede 
considerar como válidos: 


PETACA YANTATA SARA 
Porosidad, % | 19,8-22,7 Porosidad, % | 17,5 Porosidad, % 13,2 
Sw, % 44,3-55,2 Sw, % 45,5 Sw, % 31,1 
Pi, psia 3846 Pi, psia 3979 Pi, psia 4973 
Bg, rpc/cpc 0,004398 Bg, rpc/cpc 0,0043 Bg, rpc/cpc 0,003932 
Rend, pc/bbl 115 Rend, pc/bbl | 85 Rend, pc/bbl 1240 
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FIGURA lll. 46: CAMPO VIBORA PRODUCCIÓN 
(Ene/1988 - Sept/2011) 
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CAMPO YAPACANI 


Fue descubierto en octubre 1968 con la perforación del pozo YPC-01X pero el campo 
recién comenzó a producir en agosto de 1990. Su desarrollo incluye la perforación de 19 
pozos, de los cuales 13 tienen capacidad de producir por surgencia natural y un pozo 
abandonado. 
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FIGURA lII.A: CAMPO YAPACANI PERFIL SISMICO 
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El total producido del campo Yapacaní llega a 1.943.660 bls de condensado y 68.443 
MMpc de gas. El reservorio Yantata sufrió una sobre-inyección de gas hasta 1995. 


ANÁLISIS PVT Y PROPIEDADES 


Pozo YPC-X4 Petaca.- Por la compañía AGAT Tech de Canadá, en septiembre 1983. 
Muestreo en superficie y recombinación a 20200 scf/sbl. El punto de rocío se encontró en 
3120 psia y puesto que la presión promedio del reservorio era 2865 psi, la muestra 
recombinada permaneció en dos fases líquido y gas. 


INTERPRETACIONES PRUEBAS PRESIÓN 


Como se muestra en la Figura 111.47 la presión de los pozos en función del tiempo tiene 
valores dispersos, con algunos valores superiores a la presión inicial (6, 10); existen 
también pozos de baja presión (2, 19). En general, la tendencia declinatoria es moderada 
porque no se ha efectuado una producción grande. 


FIGURA lll. 47 PRESIONES RERVORIO PETACA 


FIG.11.6.4.2.1 Yapacani, Reservorio Petaca 
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El reservorio Sara ha tenido una declinación leve en la presión estática; algunas 
mediciones en pozos han mostrado valores superiores a la presión inicial. 


FIGURA lll. 48 PRESIONES RERVORIO SARA 


FIG.11.6.4.2.2 Yapacani, Reservorio Sara 
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OBTENCION DATOS 


Los siguientes datos petrofísicos y de fluidos han sido verificados y se los puede 
considerar como válidos: 


PETACA YANTATA SARA 
Porosidad, 
Porosidad, % | 17,7 % 18,1 Porosidad, % | 10,2 
Sw, % 45,5 Sw, % 40,2 Sw, % 24,8 
Pi, psia 2912 Pi, psia 2920 Pi, psia 4161 
0,00525 0,00519 0,00435 
Bag, rpc/cpc 1 Bg, rpc/cpc 3 Bag, rpc/cpc 7 
Rena, pc/bbl | 16,9 Rend, pc/bbl 9 Rena, pc/bbl | 12,1 


El campo Yapacani, tiene re-inyección de gas al reservorio Sara y posee un buen historial 
de producción. 
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FIGURA lll. 49: CAMPO YAPACANI PRODUCCIÓN 
(Sept/1987 - Sept/2011) 
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FIGURA lll. 50: CAMPO YAPACANI MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL 
RESERVORIO YANTATA (FUENTE: ANDINA S.A., 2003) 
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CAMPO LA PEÑA 


Campo petrolífero descubierto por la empresa Bolivian Gulf Oil con la perforación del pozo 
LPN-1 en 1965. Posteriormente el campo fue puesto en producción desde 1970 y 
desarrollado, por YPFB. En total se perforaron 87 pozos de los cuales al 30-Abr-2006, 16 
son productores, 22 abandonados y 7 inyectores de agua. Estos inyectores son parte del 
sistema de recuperación secundaria. 


El campo La Peña está conformado por los reservorios petrolíferos La Peña, Bolívar y el 
grupo gasífero Tarija. Los reservorios La Peña y Bolívar son de petróleo negro; sus 
mecanismos de empuje son: gas disuelto, casquete secundario de gas y acuífero. La 
producción total del campo a 30/04/2006 alcanzó 37.432.517 bls de petróleo y 64.720 
MMpc de gas. 


FIGURA lll. 52: CAMPO LA PEÑA MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL 
RESERVORIO LA PENA, (FUENTE: ANDINA, 2003) 
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FIGURA lll. 53: CAMPO LA PEÑA MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL 
RESERVORIO ARENISCA BOLIVAR (FUENTE: REPSOL YPF, 2004) 
Ú Ú SUSUDU 
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ANÁLISIS PVT Y PROPIEDADES 


Se tuvieron a disposición 5 informes de análisis PVT correspondientes a los pozos 45 
(abril-88), 50 (dic-86), 63 (nov-88), 62 (feb-90) y 69 (ago-89). No se encuentran 
disponibles informes PVT efectuados al inicio de la vida productiva del campo. 


A objeto de verificar la validez de estas pruebas, se ha examinado el informe del pozo 
LPN-50. 


La prueba de separación flash ha dado el punto de burbuja = 2900 psi. 
Liberación Diferencial de la Muestra Recombinada. 


INTERPRETACIONES PRUEBAS PRESIÓN 
La empresa Andina S.A. proveyó un resumen en planilla Excel del historial de presiones 


del campo La Peña pero no existe ninguna documentación de respaldo y, por tanto, no 
fue posible efectuar la verificación respectiva. 
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FIGURA III. 54 


FIG.1.6.5.2.1 Campo La Peña, Reservorio La Peña 


OBTENCIÓN DATOS 


BOLIVAR 
Porosidad 22% 
Saturación de Agua 45% 
Bo 1.519 bl/bls 
Contacto original W-O | -2289.5 
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FIGURA lll. 55: CAMPO LA PEÑA PRODUCCIÓN 
(May/1969 - Sept/2011) 
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FACILIDADES CAMPO LA PEÑA 


DUCTOS 
Existe el sistema de recolección del petróleo desde los pozos hasta la Planta. 


Adicionalmente, se ha construido un ducto que permite conectar el gasoducto. 
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SAUCES 
Río Grande con la Planta La Peña. 


Se cuenta con el sistema de acueducto desde Río Grande hacia La Peña para recibir o 
enviar agua de o hacia Río Grande. 


La producción de Planta Satélite es recibida mediante un ducto de líquido y otro de gas. 


Y, por último, se cuenta con el sistema de ductos para llevar el gas a todos aquellos pozos 
que cuentan con sistema de gas lift para su producción. 


SISTEMA DE COLECTORES 


Los pozos productores están individualmente unidos al colector por medio de líneas de 
flujo, consta de: Colector central con 18 acometidas de 2" ANSI -600, con dos cabezales 
de producción de 10" (alta y baja presión) y un cabezal de prueba de 4". 


DESCRIPCIÓN DE LA OPERACIÓN EN PLANTA LA PEÑA 


En la batería La Peña se realiza la recolección separación primaria y deshidratación del 
gas. 


El petróleo proveniente de 7 pozos (8 líneas) una vez separado es enviado a los tanques 
de almacenaje de donde se entrega a la refinería Oro Negro, el agua separada es 
mandada a la planta de inyección de agua que luego de tratarla es inyectada a pozos 
para recuperación secundaria. 


El gas separado, más el proveniente de Satélite, es deshidratado y comprimido, para la 
recuperación de petróleo (gas lift) y el excedente enviado a Río Grande. 


La Planta tiene una capacidad compresión de 9 MPC de gas. 
Almacenamiento en tanques 4000 BBL, Nominales. 
Piscina con geo-membrana 45000 BBL. 


6.0 Sistema de Almacenaje y Transferencia de Crudo Este sistema se compone 
básicamente de: 


Tanque producto de transferencia : 1 unidad 
Tipo a Soldado 
Capacidad nominal a 2000 Bbl 

Tanque almacenamiento Los Sauces : 2 unidades 
Tipo E soldado 
Capacidad : 1000 Bbl 

ÁREA DE COMPRESIÓN 
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El gas proveniente de los pozos, entra a los separadores a 70 psig y es comprimido 
mediante para ser distribuido al sistema de gas Lift y el excedente al gasoducto La Peña - 


Río Grande. 


Motocompresor (AMA-4) 

Tipo 

Potencia 

Capacidad actual de proceso 

Presión de succión y descarga (PSIG) 
Motor 

Modelo 

Potencia 


Enfriador de agua del motocompresor 
Marca 


Motocompresor (AJAX) 

Tipo 

Potencia 

Capacidad actual de proceso 
Presión de succión y descarga 
Motor 


ÁREA DE SEPARACIÓN Y DEPURADORES 


2 unidades 

reciprocante doble acción 
1000 Hp., 900 rpm. 

3.5 MMPCD 
60-150-250-500-1300 psig 
Waukesha 

: L-7042 GSIU 

988 Hp. 


1 unidad 
CB Southern Job 1844 


1 unidad 
reciprocante 

360 Hp., 400 rpm. 
3.5 MMPCD 

500 - 1300 psig. 
ajax 


El sistema de separación en esta Planta consta de 5 separadores, de los cuales dos se 


utilizan para manejar la producción del Campo Los Sauces: 


TABLA lll. 50 


2da Etapa 3da Etapa 
Prueba LSC LSsC 


Horizontal/Trifásico | Horizontal/Tri | Horizontal/Tri Horizontal/Tri_ | Horizontal/Bi 
BS88 BS88 

1 1 10" 

eE 


BS88 
42 
Capacidad de diseño 

EAS 
500 psi 
120 E 
¡INNER 


Presión de 
trabajo 70 psi 


= 
al 


o” 


69 MMPCD 
6300 BPD 


38 MMPCD 


DESHIDRATACIÓN: 


38 MMPCD 


2200 BPD 2200 BPD 2200 BPD 1000 BPD 
1400 psi 1400 psi 500 psi 1520 psi 
120 *F 120 *F 120 *F 


o” 


38 MMPCD 15 MMPCD 


Torre de contacto deshidratadora, con TEG. Capacidad 10 MPCD, 600 PSIG. 
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Regenerador 300*F (Esta torre fue Instalada en Abril del 2006, la anterior fue llevada a 
Camiri). 


SISTEMA DE SEPARACIÓN 


El sistema de separación consta de 2 separadores horizontales: Uno de prueba y otro de 
Grupo. También se cuenta com un Free Water horizontal. 


TABLA Ill. 51 


Separadores | Grupo | Prueba | 
Horizontal/Bifasico | Horizontal/Trifasico 


BS8B Presson 


Diametro Externo 


Longitud 10 
CAPACIDAD DE DISEÑO 


Gas (MMSCFD) 25 MMPCD 25 MMPCD 
Petroleo (BPD) 2100 BPD 2100 BPD 


Presion diseño 1320 psi 1320 psi 


Temperatura 120 *F 120 *F 


Presion de 
trabajo 90 psi 90 psi 


Medición de producción por medio de wincha de tanques. 


PLANTA DE TRATAMIENTO DE INYECCIÓN DE AGUA 
GENERALIDADES 


El Proyecto Piloto de Inyección de agua del reservorio La Peña se inició en el año 2000 
con el estudio de factibilidad y la intervención de los pozos inyectores, concretándose con 
el inicio de la inyección a principios del año 2001. Originalmente se contó con cuatro 
inyectores y durante el 2003 se acondicionaron dos pozos adicionales. 


El proyecto piloto original esta conformado por arreglos. Los pozos inyectores son: LPN- 
43, LPN-45, LPN-48, LPN-53, LPN-54. Los pozo LPN-62 y LPN-87 se acopla al diseño 
inicial. 

El proyecto piloto de inyección de agua, actualmente está afectando sólo al reservorio La 


Peña. El modelo geológico que se utiliza en este proyecto considera al reservorio La Peña 
dividido en varias capas 


Se inyecta un volumen de 2500 BPD de agua a una presión promedio de 1800 PSIG. 
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CAMPO LOS SAUCES 


Los Sauces es un campo nuevo que entro en producción a partir de julio 2001 y es 
productor de gas y condensado (o petróleo liviano) con un único reservorio identificado 
como La Peña; el gas es reinyectado al campo Río Grande, Taiguati “Y”. Se perforaron 3 
pozos; a la fecha actual LSC-X1 y LSC-X2 producen por surgencia natural y LSC-X3 
espera su abandono. El principal mecanismo de empuje del reservorio es la expansión de 
gas; no se nota la acción de algún acuífero. 


Su producción total hasta el 30/04/2006 es de 384.621 bls de petróleo y 23.981 MMpc de 
gas. 


ANÁLISIS PVT Y PROPIEDADES 


Para la Auditoria se tiene disponible el informe PVT para el pozo LSC-X1, reservorio La 
Peña, efectuado por la compañía INLAB en agosto de 2001. 


TABLA III. 52 FIGURA lll. 56 


TABLA 11.6.6.1.1 COMPOSICION MOLAR FIG. 11.6.2.2.1 
DE LA MUESTRA RECOMBINADA A 


Log-Log Plot 


COMPONENTE % MOLAR 
Nitrógeno 0.918 
co2 0.001 
Metano 87.308 
Etano 5.297 
Propano 2.731 
i-Butano 0.321 
n-Butano 0.899 
i-Pentano 0.281 
n-Pentano 0.386 
Hexanos 0.396 
Heptanos 0.386 
Octanos 0.392 
Nonanos 0.207 
Decanos 0.146 
Undecanos 0.101 
Dodecanos 0.068 
Tridecanos 0.054 
Tetradecanos 0.034 
Pentadecanos 0.023 
Hexadecanos 0.017 
Heptadecanos 0.010 
Octadecanos 0.007 
Nonadecanos 0.004 
Eicosanos y sup 0.012 


OTROS DATOS IMPORTANTES: 


Gravedad específica del gas: 0.643 
Factor Z del gas: 0.852 
Gravedad del petróleo: 58.6* API 


VERIFICACIÓN INTERPRETACIONES PRUEBAS PRESIÓN 


Prueba de Presión (WellTest) Pozo LSC-X2.- Andina contrató a la compañía Equipetrol 
para el registro de presiones, que fue efectuado el 23/08/2003, consistente en gradientes 
dinámicas, seguido de tres flujos con chokes de 26, 20, 22 y un cierre en fondo de 12 hrs. 
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Se observó que el modelo de reservorio radial homogéneo con acción infinita les 
proporciono mejor ajuste de history match (ver Tabla 111.53) y obtuvieron los siguientes 


resultados: 
FIGURA lll. 57 
TABLA lll. 53 
valor FIG. 116.6.2.2 Los Sauces, Reservorio La Peña 

Permeabilidad (md) 844.051 4.0000 

Permeabilidad-espesor (md.ft) | 33.762.046 sa + 

Radio de investigación (ft) 10.696.090 q” 

Eficiencia de flujo 0.1709 da 

dP skin (caudal constant ) (psi 1.607.729 2. 

Factor de daño 606.476 E 

Presión extrapolada (psia) 30.602.283 É 


VERIFICACIÓN OBTENCIÓN DATOS 


Los siguientes datos petrofísicos y de fluidos han sido verificados y se los puede 
considerar como válidos: 


LOS SAUCES, LA PEÑA 
Porosidad, Y% 21 

Sw, % 39,6 

Pi, psia 3412 

Bg, rpc/pc 0,00469 


Se han obtenido los siguientes resultados: 


Reserva original de Gas, MMpc: 66.100 
Reserva original de Petróleo, bls: 880.000 
Reserva probada de Gas (a 30/04/06), MMpc: 42.119 


Reserva probada de Petróleo (a 30/04/06), bls: 495.379 


CAMPO CAMIRI 


Descubierto por la empresa Standard Oil en 1927, es un campo petrolífero con gas 
asociado. 


La producción total de petróleo del campo Camiri llegó a 50.506.513 bls a 30 de abrlil de 
2006. 
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FIGURA lll. 58: CAMPO CAMIRI MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL 
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FIGURA lll. 59: CAMPO CAMIRI MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL 
RESERVORIO SARARENDA (FUENTE: ANDINA 1998) 
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INTERPRETACIONES PRUEBAS PRESIÓN 


La Auditoria no tuvo a su disposición ningún informe de análisis de presiones de pozo 
para este campo. 
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FIGURA lll. 60 PRESIONES SARARENDA 


FIG.I1.6.7.2.1 Presiones SARARENDA BA, Camiri 


FIGURA lll. 61: CAMPO CAMIRI PRODUCCIÓN 
(Dic/1963 - Oct/2011) 


= 


CAMPO: CAMIRI 
GasCD (Met/d) 


Calendar Day Oil Rate ( bbl/d ) 
Calendar Day Water Rate ( bbl/d ) 


196364 65 66 67 68 69 70 71 72 73 74 75 76 77 78 79 80 81 82 83 84 85 86 87 88 89 90 91 92 93 94 95 96 97 98 92200001 02 03 04 05 06 07 08 09 10 11 
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CAMPO GUAIRUY 


Descubierto en 1947, inicio su producción en enero de 1950 y produjo 2.680.785 bbls de 
petróleo hasta el 30 de abril de 2006. Su desarrollo incluyó la perforación de 27 pozos, de 
los cuales 4 están actualmente en producción, 9 abandonados, 6 cerrados y el resto 
esperando abandono. El reservorio Iquiri es el más profundo del campo con un único pozo 
productor (dual). 


FIGURA lll. 62: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO CAMIRI 
(FUENTE : YPFB ANDINA) 
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FIGURA lll. 63: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO SARARENDA 
(FUENTE: YPFB ANDINA) 
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VERIFICACIÓN E INTERPRETACION DE PRUEBAS PRESIÓN 


No existen informes sobre interpretación de pruebas de presión, ni datos básicos de 
registro de estas pruebas (DST, build-up, drawdown). Sin embargo la siguiente tabla 
puede tomarse como referencia. 
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TABLA lll. 54: PRESIONES DE RESERVORIO 


FECHA PRESION 

POZO REGISTRO RESERVORIO DATUM 
(psi) 
GRY-7 03/07/2002 | SALVADORA 1(5) 154.7 
GRY-10 | 25/06/2002 | SIN NOMBRE 159.5 
GRY-11 29/06/2002 | SALVADORA 1,2(N) 102.5 
GRY-13 | 27/06/2002 | GUAIRUY 195.4 
GRY-24G | 12/07/2002 | IQUIRI 1 2906.8 
GRY-24L | 12/07/2002 | IQUIRI 2 3302.2 


FIGURA lll. 64: HISTORIAL DE PRODUCCIÓN 
(Dic/1955 - Oct/2011) 
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PROYECTO EXPLORATORIO SARARENDA PROFUNDO 
POZO SARARENDA-X1 (SRR-X1) PROFUNDO 


Con el inicio de la perforación del pozo exploratorio profundo Sararenda-X1, el 21 de 
diciembre de 2010, a cargo de YPFB, Andina S.A., se inicia un agresivo plan de 
exploración en el campo Guairuy. Fisiográficamente emplazado en el extremo Sur de la 
serranía Sararenda y ubicado en la provincia Cordillera del Departamento de Santa Cruz, 
aproximadamente a 39 al Sur de la ciudad de Camiri. 


El objetivo es investigar los reservorios naturalmente fracturados de la Fm. 
Huamampampa e incorporar una reserva de aproximadamente de 1.2 TCF de gas y 32.64 
MMbbl de condensado. Al haberse comprobado en otras estructuras vecinas que las 
culminaciones someras, en profundidad, se reuelven en una sola estructura. En el caso 
particular de las culminaciones de Guairuy, Camiri y Guapoy, conformaría una unica 
estructura para los niveles profundos de la Fm. Huamampampa de considerable 
desarrollo areal y que almacenaría las posibles reservas citadas en líneas superiores. 


El pozo exploratorio profundo SRR-X1, de acuerdo a la propuesta geológica de 
perforación tenía como profundidad final 4800 metros, ya que los reservorios de la Fm. 
Huamampampa estarian a la profundidad de 4520 metros; sin embargo actualmente se 
llegó a 5735 metros de profundidad, sin tocar las areniscas naturalmente fracturadas de la 
Fm. Huamampampa. 


CAMPO ARROYO NEGRO 


El campo Arroyo Negro fue decubierto el 18 de diciembre de 1998 por la operadora YPFB 
Andina S.A., al encontrarse producción de petróleo de la Fm. Petaca a una profundidad 
de 1653 m. y presión original de 2359 psi. Es un campo de petróleo con gravedad 
específica inicial 33.4 “API, con un solo reservorio productor (Petaca) y cuyo mecanismo 
de empuje es gas disuelto. 


Andina perforó en total tres pozos e inició la producción del campo en junio de 1999, al 
2006 solo el pozo ARN-X1 se encuentraba en producción con bombeo mecánico, ya que 
los otros pozos se encontraban cerrados. 


VERIFICACIÓN E INTERPRETACION DE PRUEBAS DE PRESIÓN 


Andina ha determinado la presión de reservorio por medio de gradientes. En febrero de 
2001 la presión calculada al nivel de datum fue 1238.4 psi y aunque efectuaron un build- 
up de 36 horas, la información e interpretación de dicha prueba, se encuentra incompleta. 


OBTENCIÓN DATOS 
RESERVORIO PETACA 


Porosidad | 25.5 % 

Sw 48.9 % 

Pi 2352 psia 
Bo 1.28 pc/bbl 
Rs 245 pc/bbl 
FR 15% 
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CAMPO CASCABEL 


Es un campo con reservorios de gas condensado, puesto en producción desde octubre 
1987 hasta abril de 1999. Su cierre se debió básicamente a la restricción de producir 
campos con hidrocarburos clasificados como nuevos de acuerdo a la Ley N* 1689. 
Durante ese período, la producción acumulada alcanzó 2.089.769 bbls de condensado y 
27.490 MMpc de gas. 


Para el desarrollo del campo, se perforaron 14 pozos con una profundidad promedio de 
3450 m.; al 2006 existían 3 pozos abandonados. 


FIGURA lll. 65: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DE LA CAPA PETACA C 


306 
8115000 


INTERPRETACIONES DE PRUEBAS DE PRESIÓN 


En el campo de registraron presiones estáticas a nivel de datum en los rervorios Sara y 
Cajones, desde el año 1985 hasta el año 2005, tal como se muestra en las siguientes 
figuras. 
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FIGURA lll. 66: COMPORATAMIENTO DE LA PRESION 


FIG. 116.10.2.1 Cascabel, Reservorio Sara 
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FIGURA lll. 67: COMPORTAMIENTO DE LA PRESION 


FIG.I6.10.2.2 Cascabel, Reservorio Cajones 


El comportamiento de las presiones en los pozos del reservorio Sara del campo Cascabel 
indica una suave declinación. Sin embargo, después del largo período de cierre del 
campo, los pozos recobraron una presión alta, registrada en las pruebas efectuadas de 
febrero a octubre de 2004. 


OBTENCIÓN DATOS 


SARA YANTATA 
Porosidad | 13% Porosidad | 17% 
Sw 20% Sw 44% 
Pi 4600 psia Pi 3900 psia 
Bg 0,004038 pc/pcs B 0,004154 pc/pcs 
Yield 15 pc/bbl 
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FIGURA lll. 68: HISTORIAL DE PRODUCCIÓN 
(Ene/1985 - Sept/2011) 


Caudal Petróleo DC ( bbl/d ) 
Caudal Agua DC ( bbl/d ) 


Field: Cascabel 
Caudal Gas Prod DC ( Kcf/d ) 


0 
1985 86 87 88 89 90 9 92 93 94M 90 96 97 98 99 2000 01 02 03 04 05 06 07 08 09 10 11 
DATE 


CAMPO LOS PENOCOS 


Es un campo productor de petróleo descubierto en noviembre de 1999 por la empresa 
petrolera Andina S.A., con un solo reservorio en la Fm.Petaca y cuyo mecanismo de 
empoje es combinado por gas en solución y por drenaje gravitacional leve. De acuerdo a 
los resultados del análisis PVT, la presión es casi similar a la presión de burbuja por lo 
que el reservorio es saturado y no existe casquete de gas inicial. 


Andina perforó 4 pozos e inició la producción en noviembre de 1999. Al 2006, con los 
pozos LPS-X1 y LPS-4 en producción y los demás cerrados, se alcanzó una producción 
de 446,439 bbls de petróleo y 216 MMpcs de gas, con una reserva probada de 415.000 
bbls. 
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FIGURA lll. 69: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO PETACA 
(FUENTE ANDINA, 2003) 
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ANÁLISIS PVT Y PROPIEDADES 


A continuación se prenta un resumen de algunos resultados obtenidos 


Bo (LD) E Pr y Tr 


Densidad (LD) E Pr y Tr 
Viscosidad (LD) E Pr y Tr 
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COMPOSICIÓN DEL FLUIDO DEL RESERVORIO 


TABLA lll. 55: COMPOSICIÓN DE FLUIDO DE RESERVORIO 
MUESTRA RECOMBINADA LPS-X2D 


COMPONENTE % MOLAR COMPONENTE % MOLAR 
Nitrogeno 0,399 Undecanos 1,361 
CO2 0,298 Dodecanos 2,082 
Metano 40,070 Tridecanos 3,410 
Etano 1,126 Tetradecanos 3,538 
Propano 0,320 Pentadecanos 1,974 
¡-Butano 0,661 Hexadecanos 2,886 
n-Butano (*) 0,262 Heptadecanos 2,278 
i-Pentano 0,577 Octadecanos 2,166 
n-Pentano 0,000 Nonadecanos 1,814 
Hexanos 1,423 Eicosanos y sup. 14,473 
Heptanos 3,335 (*) Componente no identificado. 
Octanos 5,790 
Nonanos 3,728 
Decanos 6,029 


VERIFICACIÓN E INTERPRETACION DE LAS PRUEBAS DE PRESIÓN 


Las presiones registradas corresponden a los pozos LPN-X1, LPN-X2, ÑPN-X3 y LPN-4. 


FIGURA III. 70: COMPORTAMIENTO DE LA PRESION 


FIG.11.6.11.2.1 Petaca, campo LOS PENOCOS 
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OBTENCIÓN DE DATOS 


TABLA lll. 56: PROPIEDADES Y PARAMETROS DE RESERVORIO 


PETACA 


BALANCE VOLUMÉTRICO DE PRODUCCIÓN 


Es necesario hacer notar que todo el producto de las plantas, es enviado a la planta de 
Río Grande mediante oleoductos y gasoductos, no existe otro medio de transporte y 
tampoco se realiza comercialización alguna en estos campos. Toda la comercialización se 
la realiza en Río Grande. 


En los dos cuadros siguientes podemos evidenciar este comentario, tomando como 
ejemplo el año 2004. 
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TABLA lll. 57: BALANCE DE PRODUCCION DE GAS 
BALANCE VOLUMÉTRICO PRODUCCIÓN GAS 


CAMPO Y/O PLANTA 


ARROYO NEGRO 


PRODUCCIÓN GAS 


4.942 


INYECCIÓN 


GESTIÓN : 2004 


ENTREGA 
GASODUCTO 


LICUABLES 


GAS EN MPC 


COMBUSTIBLE 


140,00 


ENTREGA BOCA POZO 


RESIDUAL TEÓRICO 
BOCA POZO 


QUEMADO 


4.802 


VOLUMEN 
CERIFICADO POR 


CAMIRI 


168.973 


81.587 


87.386 


GUAIRUY 


170.576 


170.576 


LA PEÑA 


401.212 


3.594 


128.425 


1.345 


211.277 


132.325 


125.319 


56.571 


LOS PENOCOS 


47.523 


14.648 


32.875 


LOS SAUCES 


6.998.710 


4.734.161 


1.744.356 


277.672 


145.572 


6.912.605 


6.639.658 


96.949 


RÍO GRANDE 


36.316.445 


3.472.620 


30.121.895 


1.292.893 


1.326.202 


30.121.894 


102.835 


RÍO GRANDE 


14.595 


13.328 


592 


632 


13.328 


43 


SIRARI 


16.170.064 


9.176.412 


6.321.766 


77.903 


275.515 


6.321.766 


6.082.767 


318.468 


VÍBORA 
YAPACANI 


mmimiz¡mM¡iZ | Z|Z|Z2/Z2 Z 


29.204.486 
11.950.873 
7.806.531 
93.641.868 
101.448.399 


13.946.768 
3.004.817 
4.737.755 

29.600.617 

34.338.372 


13.905.809 
8.637.215 
1.886.109 

58.986.685 

60.872.794 


215.378 
30.398 
279.609 
1.616.572 
1.896.181 


665.653 
185.676 
453.856 
2.453.046 
2.906.902 


13.905.809 
8.637.215 
7.058.258 

58.986.684 

66.044.942 


8.475.305 
6.764.977 
14.558.072 
21.323.049 


470.878 
92.767 


449.202 


984.948 


1.434.150 


Nota.- Los datos utilizados fueron entregados por EPAN S.A. Y por YPFB, estos datos corresponden a los volúmenes de producción certificados 
(*) Corresponde al Volumen certificado oficialmente por YPFB. 
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TABLA III. 58: BALANCE DE PRODUCCION DE LIQUIDOS 


BALANCE VOLUMÉTRICO PRODUCCIÓN LIQUIDOS 
GESTIÓN : 2004 


LIQUIDOS ENBBLS 


VOLUMEN 


CAMPO Y/O PLANTA PRODUCCION PETROLEO Y/O DENSIDAD PETROLEO * GASOLINA PETROLEO PETROLEO 
LIQUIDOS CONDENSADO ESPEC DENSIDAD ENTREGADO CERIFICADO POR 


YPFB * 


7.843,00 7.843,00 6.737,09 7.883,00 7.883,00 
- - 0,00 
91.559,00 91.559,00 70.908,48 92.382 92.382,00 
- A 0,00 - 
- E 0,00 - 
32.644,00 32.644,00 25.355,24 32.722 32.722,00 
322.014,00 320.842,00 253.367,59 * 1.172,00 804.754 324.225 324.225,00 
70.764,00 70.764,00 60.430 Ñ 128 71.755 71.755,00 
166.395,00 106.011,00 77.895 * 60.384,00 11.238 106.638 106.638,00 
7 0,00 * 0,00 - - 5 
786.406,00 554.879,00 394.466,12 231.527,00 362.855 670.037 670.037,00 
321.753 - 
373,00 271,00 197,59 102 E - 
224.174,00 125.590,00 88.696,43 * 24.299,00 151.618 151.618,00 


ARROYO NEGRO 
BOQUERON 
CAMIRI 

COBRA 
CASCABEL 
GUAIRUY 

LA PEÑA 

LOS PENOCOS 
LOS SAUCES 
PATUJU 

RIO GRANDE 
PLANTA 

RIO GRANDE 
SIRAR 

PLANTA 

SIRAR 

PLANTA 

TUNDY 

VIBORA 

PLANTA 
VIBORA 

PLANTA 
YAPACAN 
PLANTA 
YAPACAN 
PLANTA - 
| NUEVOANDINA—_____|  691.59200|  629.934.00| 48,61 |  0786|  494.890,55| 61.658,00 | 824.445|  635.605||  635.605| 
| EXISTENTE ANDINA_____ | 1.856.818,00 | 1.272.802,00| 65,76 | 0,717|  913.01387 | 584.016,00 | 760.340 | 1.492.086 || 1.492.086 | 


0,00 


- E 0,00 - 
682.572,00 489.020,00 353.344,49 * 0,00 555.146 555.146,00 
193.552 
0,00 * 0,00 Ñ 


163.666,00 103.313,00 76.506,83 * 31.954,00 115.285 115.285,00 
28.399 
0,00 * 0,00 


ZZzmmzzmmzzzmmzMmz iZ iZ ZZ|ZÍZ222ZZ 


2.548.410,00 1.902.736,00 | 59,73 0,740 | 1.407.904,42 645.674,00 | 1.584.785 2.127.691 2.127.691 


Nota.- Los datos utilizados fueron entregados por EPAN S.A. y por YPFB, estos datos corresponden a los volúmenes de producción certificados 
(*) Corresponde al Volumen certificado oficialmente por YPFB. 
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VALORACIÓN DE PRODUCCIÓN 


La valoración de la producción total del periodo comprendido desde el 11 de abril de 1997 
y abril de 2006 se muestra en las siguientes tablas. 


TABLA Ill. 59: CUANTIFICACIÓN DE PRODUCCION DE GAS NATURAL 


CUANTIFICACION DE PRODUCCION GAS NATURAL 
Produccion Precio Internacional Total $us 
(MMPC) $us./(MMPC) ] 


199 38.659,00 46.390.800 
41.415,00 49.698.000 
31.903,00 41.473.900 


200 
200 
200 


— 

o 

ela 

A 
Y] D|N|DN[|—=|-— 
o ejojojo ju 
o Oojojojojuo 

O|OajAajo|[n|—=|O|O|O0|J 


TABLA lll. 60 CUANTIFICACIÓN DE PRODUCCION DE PETROLEO 


CUANTIFICACION DE PRODUCCION PETROLEO 


Produccion (BBLs)| Internacional Total $us. 
$us. 


2.298.509,89 45.970.198 
3.304.157,94 20,69| 68.363.028 


6| 116.785.800 | 
9| 55.972.974 
3.063.521,0 8| 116.413.798 | 
2.850.418,0 
2.127.691,0 
1.897.083.0 
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FIGURA lll. 71: HISTORIAL DE PRODUCCIÓN 
(Nov/1999 - Sept/2011) 


Field: Los Penocos 


Field: Los Penocos 
Caudal Gas Prod DC (Kcf/d ) 
Caudal Petróleo DC ( bbl/d ) 

=—— Caudal Agua DC ( bbl/d 
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Empresa REPSOL YPF E8.P BOLIVIA S.A. 


111.3 BLOQUE MAMORÉ 


Los campos del bloque Mamoré, operados por la Empresa Repsol, son: Surubí, Paloma, 
Surubí Noroeste y Surubí Bloque Bajo, todos ellos muy próximos entre sí. Están situados 
en la zona denominada “Boomerang” en la Provincia Carrasco, Departamento de 
Cochabamba. En los documentos de auditoría no se ha encontrado un cálculo o 
comprobación de reservas, por tanto lo que se presenta aquí, se basa en informes de la 
Empresa Repsol. 


Dichos informes se basan en curvas de declinación, pozo por pozo y se presentan en 
forma no convencional. A continuación se presenta un cuadro con datos rescatados de los 
mencionados informes. 


TABLA lll. 61 RESERVAS CAMPOS MENORES 


RESERVAS CAMPOS os 
PETROLEO/CONDENSADO 


AE 
CAMPO RESERVORIO| ORIGINAL | ACUMULADA | ABRIL/O06 |RECUPERABLE| ACUMULADA | ABRIL/06 
IO O CO CA CA 
IN rr US IS II O IS 
O O O 


al noma | ema | o || ops | toa | gon | op00 
al soma | womara | osom | | ooo | oso | ogro | 00 
dl smaano | womara | o | | omo | roó0 | no | caro 
sj smuano | eemca | o || ono | os | oo9 | gos 
ol sueno | tonos | o | ouoss | os lo | go 
ll semanas | womam | o | | o | amoo | amno | 0 
a a a a 


CAMPO SURUBI 


RESUMEN HISTÓRICO 


El campo Surubí fue descubierto a inicios de 1992 con el pozo SRB-A1, productor de 
petróleo y gas de las formaciones Petaca y Yantata, se encuentra en producción desde 
septiembre de 1993. 
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De los 21 pozos perforados, 12 producen petróleo de Petaca y 1 de Yantata, 6 están 
habilitados como pozos de inyección de agua en Petaca y 2 se encuentran cerrados. La 
presión inicial registrada por el pozo SRB-A1 fue de 4879 psi referida al nivel de datum - 
3180 mbnm. 


El siguiente gráfico muestra la declinación de las presiones del campo en Petaca, desde 


el inicio de la explotación. El mecanismo de producción para la formación Petaca es por 
solución de gas disuelto, mientras que para Yantata es por empuje de acuífero. 


FIGURA lll. 72: PRESIONES SRB - PETACA 


PRESIONES SRB-PETACA 
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RESUMEN GEOLÓGICO 


El campo Surubí se encuentra situado a 175 km al NO de Santa Cruz, y al Oeste del 
campo Paloma, dentro del bloque Mamoré. Está definido por una estructura de anticlinal 
elongado de eje principal NO-SE, con cierre en tres direcciones (sureste, suroeste y 
noroeste) por pendiente, y que cierra al noreste sobre una falla inversa en cuyo bloque 
bajo se desarrolla el campo Surubí Bloque Bajo (anteriormente llamado Footwall). 


El principal reservorio del campo es Lower Petaca (Oligoceno-Mioceno), está constituido 
por niveles arenosos de variable continuidad depositados en un ambiente de tipo 
continental-fluvial de moderada a alta energía y que muestran características especiales 
que son poco visibles a simple vista en la respuesta sísmica 3D. Los depósitos fluviales se 
asientan en canales de arena formados por barras de cursos entrelazados a meandrosos 
o complejos canales anastomosados sobre bancos de depósitos de inundación de lutitas 
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y limo, y algunos canales abandonados rellenados por depósitos lacustrinos de lutita y 
limo. Estos niveles arcillosos que en ciertas secciones adquieren gran importancia pueden 
funcionar como barreras de permeabilidad. 


Las características de la sedimentación (que hacen que gran cantidad de estos canales 
se vean anastomosados), así como la existencia de diferentes contactos de fluidos y 
cambios laterales en las propiedades petrofísicas del reservorio, plantean problemas de 
correlación al momento de definir el grado de comunicación entre los diferentes cuerpos 
arenosos. Las arcillitas y pelitas de las formaciones Upper Petaca y Yecua, constituyen el 
comprobado sello regional. 


Yantata, reservorio productor en menor proporción, se subdivide hacia el tope en lo que 
identificamos como Yantata Duro, cuya porosidad original esta casi cegada en su totalidad 
por la precipitación de cemento silíceo y la parte inferior, consistente en el reservorio en 
sí, formado por cuerpos arenosos continuos depositados en un ambiente de tipo 
continental-eólico-fluvial. La formación Naranjillo constituye el comprobado sello regional. 


PETROFÍSICA 


Los niveles de arena de la Fm. Lower Petaca se presentan con espesores comprendidos 
entre 32 y 83 metros con intercalaciones de arcilla, con NTG del orden del 27% según los 
resultados de la evaluación petrofísica. La porosidad media evidenciada por los registros 
es de 17% para el espesor de aporte. La saturación promedio de agua de formación, ha 
sido calculada basándose en el método de presiones capilares. El valor promedio 
obtenido fue de 43%. Tras analizar estos valores y el comportamiento del campo en 
cuanto a la producción y los cortes de agua, se estimó que los resultados de la evaluación 
son demasiado pesimistas. 


Por esto, para el cálculo volumétrico, se han tomado valores que lejos de ser optimistas, 
reflejan mejor el comportamiento del campo. Para el cálculo de las reservas PND de 
petaca ligada al pozo SRB B-2. Se ha considerado un NTG inferior del 25% dado que en 
esta zona el petaca presenta propiedades más pobres. 


En cuanto a las propiedades para la formación Yantata, se han tenido en cuenta los datos 
del pozo SRB B-2. 


Los valores finalmente considerados para el cálculo volumétrico, se muestran en la 
siguiente tabla: 
TABLA lll. 62: PROPIEDADES DE RESERVORIO 


PETACA | YANTATA 
NTG 35% 45% 
Porosidad 17% 21% 
Swi 34% 41% 


DATOS DE FLUIDOS 


En la siguiente tabla se presentan algunos valores obtenidos, luego de la perforación de 
los pozos SRB-D1 y SRB-D2, por zonas a una temperatura de reservorio de 205 *F. 
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TABLA lll. 63: PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS 


ZONA A+C SRB D-1 


Buble-point 


2828 psi 


GOR 


914 pcs/bbl 


Buble-point 


4331 psi 


Bo 


1.558 


GOR 


1594 pcs/bbl 


API 


42.6 


Bo 


1.883 


Gas gravity 


0.86 


API 


44.3 


Gas ggravity 


0.77 


Viscosidad a B.Point | 0.38 cP Viscosidad a B. Point | 0.24 cP 


FIGURA lll. 73 RELACION GAS PETROLEO 
SURUBI FIELD - GAS OIL RATIO 


CAMPO: SURUBI RESERVOIR: PETACA RESERVOIRINDEX: PUD(1) 
Gas / Oil Ratio (cfibbi) 
——— SRB-AÍ 


80 120 


Cumulative Oil Produced ( Mbbl ) 


ESTADO ACTUAL 


Al 2006, en el campo existían 21 pozos perforados, 13 de ellos productores, 12 de la 
formación Lower Petaca (SRB-A1, SRB-A2, SRB-C1, SRB-C2, SRB-C3, SRB-C4, SRB- 
C5, SRB-C7 LC, SRB-C8ST, SRB-D2, SRB-D3 y SRB-D4) y 1 de la formación Yantata 
(SRB-B2), 6 son inyectores de agua en la formación Petaca (SRB-11, SRB-12, SRB-I3, 
SRB-14, SRB-I5 y SRB-D1) y 2 se encuentran cerrados (SRB-A3 y SRB-B1). La mayor 
parte de ellos producen asistidos mediante gas lift. 
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Los pozos son desviados y se encuentran terminados con empaque de grava para 
controlar los problemas de disgregación de la formación. El caudal de producción total del 
campo a septiembre de 2004 fue de unos 1750 bpd de petróleo con aproximadamente 3.7 
Mpcsd de gas. La producción acumulada al 31 de agosto de 2004 fue de 16 Mbbl de 
petróleo y 20 Bpc de gas. 


El siguiente gráfico muestra el histórico de producción de petróleo, agua y gas del campo. 


FIGURA III. 74 RELACION DE PRODUCCION GAS, PETROLEO Y AGUA 
CAMPO: SURUBI RESERVOIR: PETACA RESERVOIRINDEX: PDP(15) 
OIL - GAS - WATER PRODUCTION 


Calendar Day Water Rate ( bbl/d 
Calendar Day Oil Rate ( bbl/d ) 
GasCD ( M) 


CÁLCULO DE OOIP (Petróleo de tanque in situ) 


El OOIP del campo fue calculado mediante el método volumétrico, disgregando por 
reservorio y por categoría de reservas. La determinación de los espesores de las Fms. 
Petaca y Yantata, fue realizada en base al análisis de los registros de pozo y registros de 
sísmica. El contacto agua-petróleo fue constatado y fijado en -3180 m para la formación 
Petaca y -3127 m para Yantata zona SRB-B2. Un resumen es mostrado en la siguiente 
tabla. 
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TABLA lll. 64: VOLUMENES ORIGINALES IN SITU 


VOLUMENES IN PLACE 
PETACA OIL (Mbbl) 100068 
Mapa 1 GAS (Mpcs) 113321 
PETACA OIL (Mbbl) 3208 
Mapa 2 GAS (Mpcs) 2887 
PETACA OIL (Mbbl) 803 
Mapa 3 GAS (Mpcs) 419 


CÁLCULO DE RESERVAS 

El cálculo de reservas se ha realizado teniendo en cuenta el valor obtenido mediante el 
cálculo volumétrico del OOIP. Con los datos disponibles hasta la fecha, se ha realizado un 
análisis de declinación en la curva de producción de los pozos 

METODO VOLUMETRICO 


Las reservas estimadas para el campo al 31 de agosto de 2004 fueron las siguientes: 


TABLA Ill. 65: RESERVAS 


PDP PUD | PROBABLES 


PETACA | OIL (Mbbl) 3953 7203 
Mapa 1 GAS (Mpcs) | 7148 8644 
PETACA | OIL (Mbbl) 357 285 
Mapa2 | GAS (Mpcs) 321 256 
PETACA | OIL (Mbbl) 39 
Mapa 3 GAS (Mpcs) 36 


SURUBÍ PETACA 


SURUBÍ PETACA PDP 


El siguiente cuadro detalla los volúmenes de reservas asignados a cada pozo en función 
de la zona de PVT a la que corresponden, determinados por el análisis de las curvas de 
declinación. 
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TABLA llI. 66: RESERVAS DESARROLLADAS 
31/08/2004 


Oil 
Reserve 


kbbl 
SABA1 | 6 | 717 | 


|SRB-C8 St | 380 | 400 | 
TOTAL | 2054 | 7.063 | 
EAN 


TOTAL A+B+C| 3.953 | 19.949 | 


FIGURA 111.75: ANILLO PETROLIFERO 


SURUBÍ PETACA PUD 
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Las reservas de esta categoría, corresponden al pozo SRB-B2, que en la actualidad 
produce petróleo de la formación Yantata, y que constató la presencia de espesores de 
interés en la formación Petaca. 


TABLA lll. 67: RESERVAS SIN DESARROLLAR 


31/08/2004 | 31/08/2004 
Oil Gas EUR EUR 
ZONA SHB B-2 Reserve Reserve Oil Gas 
kbbl Mscf kbbl Msct 
SRB B-2 357 500 357 500 


SURUBÍ PETACA PROBABLES 


En esta categoría existen dos reservas diferenciadas. En primer lugar se encuentran las 
reservas atribuibles a la recuperación secundaria que se está llevando a cabo. El valor de 
reservas se ha calculado mediante un modelo de simulación numérica, teniendo en 
cuenta el escenario actual de inyección de agua. El valor de reservas es de 9114 Mbbl de 
petróleo y 10937 Mpc de gas. 


En segundo lugar, existen reservas probables correspondientes al polígono superior 
izquierdo, para el cual se ha aplicado un factor de recuperación del 20% correspondiente 
a empuje por gas disuelto. El valor de reservas asciende a 285 Mbbl de petróleo y 256 
Mpcs de gas. 


En la siguiente figura se puede ver un esquema del área involucrada en estas últimas 
reservas 


FIGURA lll. 76: RESERVAS PROBABLES 


SURUBÍ YANTATA 


Las únicas reservas que existen son probadas desarrolladas, sin la existencia de reservas 
no desarrolladas ni probables. 
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SURUBÍ YANTATA PDP 


Estas reservas corresponden al pozo SRB B-2 actualmente en producción. El valor de 
reservas estimado al 31 de agosto de 2004 fue de 39 Mbbl de petróleo y 36 Mpcs de gas. 


TABLA III. 68: RESERVAS DESARROLLADAS 


31/08/2004 | 31/08/2004 
Oil Gas EUR 
YANTATA Reserve Reserve Oil 
kbbl Mscf kbbl 
PDP SRB B-2 39 36 213 


El área correspondiente a estas reservas puede observarse en la siguiente figura: 


FIGURA lll. 77: ANILLO PETROLERO 


FIGURA lll. 78: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
(Ene/1997 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 79: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 
(Ene/1997 - Jun/2011) 


Petróleo y/o Condensado 
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FIGURA lll. 80: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO LOWER PETACA 
(FUENTE: DG8M) 
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FIGURA lll. 81: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO YANTATA 
(FUENTE DGéM) 
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CAMPO PALOMA 


DATOS GENERALES 


El campo Paloma, ubicado en la parte oriental del campo Surubí y definido por una 
estructura con eje en dirección NO-SE (Ver Figura 111.82), conjuntamente los campos 
Surubí, Surubi Bloque Bajo conforma el area de contrato Surubí. 


FIGURA lll. 82: MAPA ESTRUCURAL AL TOPE DE LOWER PETACA 
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El campo entró en producción el año 1996, luego de ser descubierto con la perforación del 
pozo PLM-X1. Se identificó un casquete gasífero y petróleo en la formación Lower Petaca, 
y gas con condensado asociado en el reservorio Yantata. 


El reservorio Lower Petaca está formado por intercalaciones de arenas y arcillas 
depositadas en ambiente continental-fluvial y el reservorio Yantata pertenece a 
sedimentos de arenas masivas depositadas en un ambiente continental- eólico fluvial. En 
la secuencia estratigráfica están presentes las formaciones Chaco, Yecua, Petaca 
(subdividido en Upper Petaca y Lower Petaca) y Naranjillo del Terciario; Yantata e Ichoa 
del Cretácico. 


Las arcillitas y pelitas de las formaciones Upper Petaca y Yecua, constituyen el 
comprobado sello regional para el reservorio Petaca y el cuello pelítico la denominado 
formación Naranjillo constituye el sello para Yantata. 


FIGURA lll. 83: SECUENCIA ESTRATIG RÁFICA GENERALIZADA 
AREA BLOQUE MAMORE 
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Se perforaron 22 pozos en total, de los cuales, 15 son productores activos, 2 son 
inyectores activos de gas en Yantata (inyectan prácticamente el mismo volumen de gas 
que se extrae del reservorio, con el fin de mejorar la recuperación de líquidos y ayudar a 
mantener la presión del reservorio) y 5 están inactivos. De los 15 pozos activos, 2 son 
pozos horizontales que producen gas y condensado del reservorio Yantata. El resto de los 
pozos están completados en Lower Petaca y producen mediante el sistema de gas lift con 
gravel pack como metodología para control de producción de arena. 
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El campo Paloma es uno de los campos más importantes del Bloque Mamoré, no sólo por 
su producción, sino también por las reservas tanto de gas como de líquido. Los caudales 
de producción correspondientes al mes de Agosto del año 2004 fueron aproximadamente 
2900 Bpd de petróleo mas condensado y 47 Mpcsd de gas. La producción acumulada al 
31 de Agosto del 2004 fue de 14791 Mbbls de petróleo más condensado y 105.5 Bcf de 
gas. La inyección de gas alcanzó los 61.3 Bcf. 


EVALUACION PETROFISICA 


Se realizó una evaluación petrofísica para los reservorios Lower Petaca y Yantata, 
tomando en cuenta los datos de registros, coronas y producción. Los datos de porosidad 
fueron calculados a partir de los datos de los registros de densidad, sónico y resonancia 
magnética y que, dependiendo de las condiciones del pozo y disponibilidad de los mismos 
fueron previamente calibrados con coronas. Los resultados promedios ponderados por 
espesor son los siguientes: 


Reservorio Petaca Reservorio Yantata 
Gross Thickness 64 m Gross Thickness 25m 
Net Reservoir 29m Net Reservoir 23m 
Net Pay 16m Net Pay 19m 
Porosity 0,16 Porosity 20% 
Sw 0,49 Sw 33% 
NTG 0.25 NTG 0.78 


CARACTERISTICAS DE FLUIDOS 
RESERVORIO PETACA 


El reservorio petaca produce petróleo de 43 a 45 “API. Las propiedades de fluidos, 
utilizadas para el reservorio Petaca son las obtenidas mediante el estudio PVT del pozo 
PLM-X2 realizado con muestra recombinada. El estudió definió a este fluido como un 
petróleo sub-saturado. Los resultados más importantes de este estudio se enumeran a 
continuación: 


ESTUDIO PVT POZO PLM-X2 

Presión de Reservorio 4833 psi 

Temperatura de Reservorio 205 *F 

Presión de Burbuja 4392 psi 

Factor Volumétrico de petróleo (Bo) 1.6050 bbl/bbls 

Relacion de solubilidad (Rsi) 1143 pc/bbl 

Viscosidad del Petróleo 0.38 cp 

Factor Volumetrico de Gas (Pg) 0.0043 pc/pcs 
RESERVORIO YANTATA 


El reservorio Yantata producía gas y condensado asociado de 52 “API y un GOR de 6000 
pc/bbl para las condiciones iniciales. Al 2006, debido al ciclaje del gas de inyección que 
se producía conjuntamente con el gas del reservorio, el GOR se encontraba muy elevado, 
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llegando a los 25000 pc/bbl. El factor volumétrico del gas. tomado del estudio PVT del 
pozo PLM-X2 para las condiciones de la presión de burbuja era 0.0043 pc/pcs 


CALCULO DE VOLÚMENES IN SITU (OOIP-OGIP) 
RESERVORIO PETACA 


Para los cálculos volumétricos del OOIP se consideraron 2 zonas por existir contactos de 
fluidos diferentes. La Zona Sur que incluye los pozos PLM-H2St, PLM-B2,PLM-B3, PLM- 
B4 y PLM-B5 presenta un OWC definido en -3225 mss y para el resto de los pozos que 
incluyen la zona Centro-Norte del campo Paloma, el OWC está definido en -3175 mss. En 
ambos casos se los pudo definir con los datos de registros y las pruebas de producción de 
los pozos. 


También se dentificó un casquete gasífero con un GOC establecido en -3139 mss. La 
presencia de este casquete de gas pudo ser definida por las detecciones de gas total 
durante la perforación del pozo PLM-A3 ubicado en la parte central de la estructura y 
confirmado posteriormente con los resultados de las pruebas de producción en el pozo 
PLM-X1, principalmente con el DST-4 (punzado superior) que comprobó presencia de 
hidrocarburos de una Relación Gas-Petróleo de 14 a 24000 pc/bbl. 


FIGURA lll. 84: LOWER PETACA 
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Con los parámetros petrofísicos y las propiedades de fluidos, se calculó el OOIP para el 
anillo petrolífero y el OGIP disuelto fue obtenido a partir del OOIP considerando una Rsi 
de 1142 pc/bbl obtenida del estudio PVT del pozo PLM-X2. 


Para el caso del gas libre correspondiente al casquete de gas, el OGIP fue estimado con 
los parámetros petrofísicos y de fluidos ya citados anteriormente. El líquido asociado al 
gas fue estimado considerando un yield ¡inicial de 71 Bbls/Mpc, proveniente de la prueba 
DST-4 realizada en la zona superior de este pozo durante las operaciones de terminación. 


RESERVORIO YANTATA 


Para el reservorio Yantata, primeramente se calculó el OGIP y a partir de este volumen se 
determinó el OOIP relacionándolo con el valor de riqueza del gas inicial de 160 Bbl/Mpc. 


El Contacto Gas-Agua (CGA) está definido en -3220 mss. Esto se puede ver claramente 
con los datos de logs, ya que este reservorio está formado por arenas más homogéneas y 
limpias que permiten que se pueda diferenciar los fluidos por métodos resistivos 


FIGURA lll. 85: YANTATA 
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VOLUMENES IN SITU 


A continuación se listan los volúmenes de OOPI y OGIP para los reservorios Petaca y 
Yantata: 


OOIP OGIP 
(Mbbls) | (Bpc) 
Lower Petaca Oil Rim 44.6 51.0 


Niveles 


Lower Petaca Gas Cap Did D0.d 
Lower Petaca Total 48.3 103.7 
Total Yantata 20.5 128.0 


RESUMEM DE RESERVAS 
RESERVAS 


TABLA lll. 69: RESERVAS DE PETRÓLEO 


_ [Producción | 5p | pyb |Probables Factor de Recuperación (%) 
Reservorio | Acumulada 


Mbbls Mbbls | Mbbis | Mbbls | PD |PDyPND PD+PND +P2 
Lower 
peines 6480 2160 | 1157 1143 19 22 25 
Yantata 8311 1723 0 0 49 49 49 
Total 14791 3883 | 1157 1143 


RESERVAS PROBADAS DESARROLLADAS 
RESERVORIO LOWER PETACA 
PETROLEO (OIL RIM) 


Actualizando los datos de producción y los movimientos realizados en el año 2004 en los 
pozos existentes, se calculó la reserva de petróleo por curvas de declinación (los 
movimientos realizados en este año corresponden a reservas PND que se movieron a 
PD). El pozo PLM-C3 se perdió por problemas mecánicos, por lo que la reserva 
remanente correspondiente a este pozo se movió de PD a PND. 


El pozo PLM-C3 fue uno de los pozos más importantes en Petaca, por lo que existe una 
reserva remanente por recuperar que fue calculada por curvas de declinación, 
considerando el caudal inicial de +/- 400 Bpd previo a la caída del pozo y proyectando el 
comportamiento histórico, se obtuvo una reserva de370 MBbls de reserva remanente. 


El resultado del análisis de declinación para el reservorio Lower Petaca fue de 2160 Mbbls 
incluyendo los movimientos realizados durante el año 2004. Las EURs probadas 
desarrolladas muestran una recuperación de del 19% del total del OOIP. 

RESERVORIO YANTATA 


CONDENSADO 
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El reservorio Yantata está siendo explotado mediante inyección de gas (ciclaje), para 
mejorar la recuperación de líquidos y presurizar el reservorio. Al 2006, el volumen diario 
de gas inyectado (reserva de gas seco) equivalía a 42.7 BCF (prácticamente el mismo 
volumen producido a diario) y aunque el gas con el tiempo se empobrece en su contenido 
líquido, la reserva de gas que está circulando mediante la inyección está presente en el 
reservorio. 


La reserva remanente de gas se calculó a partir del OGIP considerando un FR del 80%, 
luego se restó la producción acumulada de gas y se adicionó el gas inyectado, dando 
como resultado 75.2 Bcf. 


La reserva de condensado se calculó a partir de la reserva de gas, considerando un 22.97 
Bbls/Mpc. El yield de riqueza del gas se lo obtuvo tomando en cuenta los datos de yield 
históricos actuales considerando que a futuro el gas irá perdiendo su contenido de 
licuables, se tomó el 50% del valor actual de 44 Bbls/Mpc. El valor de reserva de 
condensado que se obtiene es de 1723 MBbls. 


También se realizó un análisis de las curvas de declinación en el que se obtuvieron 
valores muy similares al valor calculado con el yield. 


El factor de recuperación para el total de las EURs probadas desarrolladas llega al 49%. 
No se tienen reservas PND ni P2 para el condensado en Yantata. 


RESERVAS PROBADAS NO DESARROLLADAS 
RESERVORIO PETACA 
PETROLEO 


Durante el año 2004 ya se realizaron varios movimientos de reservas PND a PD 
(incluyendo por problemas mecánicos la perdida del pozo PLM-C3 de PD a PND) 
quedando por desarrollar las reservas correspondientes a las tres intervenciones en los 
pozos PLM-C7, PLM-C8, PLM-H2ST, además de la perforación del pozo horizontal PLM- 
C3H para recuperar la reserva perdida asociada al pozo PLM-C3 sumando un valor total 
de 1157 MBbls. 


Los caudales iníciales para las intervenciones fueron de 115 Bpd por pozo con una 
recuperación promedio de 260 KMbbls. Para el pozo PLM-C3H se calculó la reserva 
remanente del PLM-C3 por declinación con un caudal inicial de 550 Bpd acumulando 370 
MBbls ya que dicho pozo PLM-C3 producía 400 Bpd de petróleo antes de la pérdida del 
pozo por problemas mecánicos. 


Si consideramos que para el total de las EURs de las reservas probadas desarrolladas el 
factor de Rrecuperación llegaría al 19% y que como reservas probadas no desarrolladas 
se tienen 1157 MBbls, el factor de recuperación incluyendo las PNDs llegaría a 22%, 
(considerado como razonable para reservorios de petróleo y gas en solución), existiendo 
aún un volumen remanente de reserva probable que incrementaría el FR a 25 %. La 
reserva probable P2 corresponde a los líquidos del casquete de gas. 


RESERVAS PROBABLES 
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RESERVORIO PETACA 

CONDENSADO 

La reserva de gas fue estimada a partir del OGIP (calculado volumétricamente e igual a 
52.7 BCf), considerando un FR de 80%, y que permitió obtener un volumen de 42 Bcf. 
Realizando un balance del gas producido (algunos pozos completados en el casquete de 
gas) que alcanza a 27 Bcf y el gas inyectado de 17 Bcf, nos quedan como reserva 
remanente correspondiente al casquete de gas un valor de 32 Bcf. 

RESERVAS DE GAS 


Los volúmenes de gas por reservorio disponibles en el campo Paloma son los siguientes: 


Nivalés GOR | VOL. GAS PROD. 
(pc/bbl) (Bcf) 
Lower Petaca (Oil Rim) 8000 26.58 
Lower Petaca (Gas) Cap 32.00 
Paloma Yantata 75.20 
Total Paloma 133.75 


RESERVAS DE GASOLINA Y GLP 


Como base para el cálculo, se ha tenido en cuenta el perfil de producción de gas asociado 
al petróleo. Se calcularon los yields de gasolina y GLP, basados en cromatografías del 
gas de producción, mismos que fueron corregidos para conseguir un ajuste aceptable con 
la producción histórica de gasolinas y GLP. 


Los yields en el reservorio Lower Petaca, se han asumido constantes para toda la vida del 
campo, dado que se trata de gas asociado al petróleo. Los valores de yield para Lower 
Petaca son de 13 Bbl/Mpc y 33 Bbl/Mpc para gasolina y GLP respectivamente. Para 
Yantata los yields iniciales fueron de 6 Bbl/Mpc y 20 Bbl/Mpc para gasolina y | GLP 
respectivamente. 


La siguiente tabla resume las reservas de gasolina y GLP de Paloma en sus distintas 
categorías de reservas: 


TABLA III. 70: RESERVAS DE GASOLINA Y GLP 


Gasolina (Mbbl) GLP (Mbbl) 
PDP PND PROB PDP PND | PROB 
Paloma Petaca 179 96 317 455 244 805 
Paloma Yantata 248 0 0 861 0 0 
TOTAL 427 96 317 1,316 244 805 


Página 380 


Empresa REPSOL YPF E8P BOLIVIA S.A. MHE - Cooperación Canadiense | 


FIGURA lll. 86: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
(Ene/1997 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 87: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 
(Ene/1997 - Jun/2011) 
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CAMPO SURUBI NOROESTE 


INFORMACIÓN GENERAL: 
RESUMEN HISTÓRICO 


El campo fue descubierto en julio de 2003 con el pozo exploratorio SRB NO-X1. Este pozo 
descubrió niveles productivos en la formación Yantata e inició su producción, con un 
caudal aproximado de 1300 bpd. Un mes más tarde, se perforó el pozo SRB NO-X2 que 
alcanzó un caudal de producción algo menor en torno a los 1000 bpd. En enero de 2004 
se concluyó la perforación del SRB NO-3H y entró en producción con caudales próximos a 
los 2000 bpd. En junio de 2004 se perforó el pozo SRB B-1ST, que encontró niveles 
productores en la formación Petaca. 


Las presiones iníciales registradas por los dos pozos verticales en el nivel de datum de — 
3100 m bajo nivel del mar, fueron las siguientes: 


TABLA lll. 71: REGISTRO DE PRESIONES 


RESUMEN GEOLÓGICO 
La estructura Surubí Noroeste es un 
SRB-NOX1 | 14-jul-03 3100 4718 anticlinal elongado limitado al norte y al sur 
SRB-NOX1*| 29-ago-03| 3100 | 4688 | por fallas de alto ángulo, que es el 
SRB-NOX1 3100 — resultado del plegamiento compresivo en 


la fase Andina. Se emplaza hacia el NO 
sobre el mismo tren estructural que el 
campo Surubí, como una culminación separada y con mayor complejidad estructural. 


La principal formación productora del campo Surubí Noroeste es Yantata (Cretácico) y 
esta formado por reservorios arenosos continuos depositados en un ambiente de tipo 
continental-eólico-fluvial. La Fm. Naranjillo constituye el comprobado sello regional. Dadas 
las características de sedimentación esta formación es masiva e hidráulicamente más 
continua que Lower Petaca. Hidráulicamente conectada con Yantata a mayor profundidad, 
se encuentra la Fm. Ichoa. Una prueba de producción realizada en el pozo SRBNO-X1 a 
esta última formación, evidenció agua por debajo de -3111m TVDss. El WOC fue fijado 
en esta cota. No obstante la Fm. Ichoa es potencialmente productora de hidrocarburos en 
su parte superior, por encima del contacto de agua. 


La otra formación productora en el campo Surubí Noroeste es Lower Petaca (Terciario) y 
consiste en reservorios arenosos de variable continuidad depositados en un ambiente de 
tipo continental-fluvial. Las Fms. Upper Petaca y Yecua forman el comprobado sello 
regional. Las características de la sedimentación de los cuerpos arenosos plantean 
problemas de correlación entre los mismos para definir el grado de comunicación entre los 
diferentes reservorios y la existencia de diferentes contactos de fluidos. 


PETROFISICA 


Los niveles de arena en Yantata, se presentan con espesores comprendidos entre 30 y 40 
metros por lo general, limpios de arcillas, con NTG del orden del 85%. La porosidad media 
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evidenciada por los registros es de 19%. La saturación promedio de agua de la formación 
fue calculada basándose en el método de presiones capilares. 


El valor promedio obtenido fue de 32% para la Fm. Yantata y 54% para Ichoa. 


TABLA Ill. 72: PROPIEDADES Y RESERVAS 


Petaca Petaca 
Yantata | Ichoa PDP P2 


NTG 85% 61% 36% 35% 
Porosidad 19% 19% 16% 17% 
Sw Inicial 32% 54% 34% 34% 


DATOS DE FLUIDOS 


Se ha realizado un estudio PVT sobre una muestra tomada en el pozo SRBNO-X2 en 
octubre del 2003. En esta fecha la presión registrada en el pozo fue de 4502 psi en el 
punto medio de los baleos, con una temperatura de 208 *F. 


La presión original del yacimiento se sitúa muy por encima del punto de burbuja (2150 
psi), por lo que se trata de un petróleo black oil subsaturado. El siguiente cuadro resume 
las principales propiedades 


TABLA lll. 73: PROPIEDADES DE LOS FLUIDOS 
Buble-point: 12150 psi ESTADO ACTUAL 


Al 2006, en el campo existían cuatro pozos 
perforados, tres de ellos (SRBNO-X1, SRBNO- 
X2 y SRBNO-3H producían de la Fm. Yantata y 
uno (SRB-B1ST) de la Fm. Petaca. Los pozos 
verticales se encuentran terminados con un 
Viscosidad a B.Point 0.498 cP empaque de grava para controlar los problemas 
de disgregación de la formación, mientras que el 
pozo horizontal, dispone de filtros para la contención de la producción de finos. Los tres 
pozos de Yantata producen por surgencia natural con bajos cortes de agua. El caudal de 
producción total del campo a septiembre de 2004 era de unos 2970 bpd de petróleo con 
aproximadamente 2.9 Mpcsd de gas. La acumulada al 31 de agosto de 2004 fue de 996 
Mbbl de petróleo y 574 MMpcs de gas. 


El mecanismo de drenaje en Yantata se estima que sea por empuje natural del acuífero. 
Esta suposición se basa en el comportamiento análogo del campo vecino Paloma 
Yantata. La formación Petaca se supone productora debido a la expansión de gas 
disuelto, al igual que el campo vecino Surubí Petaca. 
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FIGURA 111.88: HISTORIAL DE PRODUCCION 


CAMPO: SURUBI_NOROESTE RESERVOIR: PETACA, YANTATA RESERVOIRINDEX: PDP(4) 
OIL - GAS - WATER PRODUCTION 


100090 


Calendar Day Water Rate ( bbl/d 
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CÁLCULO DE OOIP (Petróleo in situ) 


El cálculo del OOIP del campo se efectuódo mediante cálculos volumétricos de las 
formacioónes. La determinación de los espesores de la formación se realizó en base al 
análisis de los registros de pozo y sísmica. 


La siguiente tabla resume los valores in situ finalmente considerados: 


TABLA lll. 74: VOLUMENES ORIGINALES 


VOLUMENES 
IN PLACE 

YANTATA OIL (Mbbl) 32285 
GAS (Mpcs) 19855 

PETACA OIL (Mbbl) 5682 
GAS (Mpcs) 3977 

ICHOA OIL (kbbl) 5748 
GAS (Mpcs) 3535 


RESUMEN DE RESERVAS 
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Las reservas de petróleo estimadas para el campo a 31/08/2004 son las siguientes: 


TABLA lll. 75: RESERVAS DE PETROLEO 


31/08/2004 


31/08/2004| EUR 


Oil Oil 
Reserve Reserve 
YANTATA kbbl kbbl PETACA kbbl 
SRBNOX1 | 696 | 1073 | [ PDP [SRBBISH] 384 | 303 
MAL AUREA [ES SE 
NO 
PTC1/NO 
MP4 
TOTAL | 


SRB-NO-5 1.051 1.051 
PROB 


o jtoTaL | 6075 | 7.063 | 


En cuanto al gas, las reservas fueron calculadas teniendo en cuenta el GOR promedio en 
cada una de las formaciones productoras; 550 pcs/bbl en Yantata y 1040 pcs/bbl en 
Petaca. El valor de reservas era el siguiente: 


ICHOA 


Poss [1150 


1150 


TABLA lll. 76: RESERVAS DE GAS 


YANTATA | PETACA | ICHOA 
(Mpcs) | (Mpcs) | (Mpcs) 


PDP 1660 399 
PUD 550 
PROB 1155 519 
POSS 632 


CÁLCULO DE RESERVAS DE PETRÓLEO Y GAS 
SRB NO - YANTATA 
RESERVAS PROBADAS DESARROLLADAS 


El cálculo de reservas se ha realizado por análisis declinación de producción de los 
pozos existentes. El valor de reservas PDP fue de 2975 Mbbl de petróleo y 1660 MMpcs 
de gas al 31 de agosto de 2004. 


El área correspondiente a estas reservas se puede observar en la siguiente figura. 
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FIGURA lll. 89 ANILLO PETROLIFERO 
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RESERVAS PROBADAS NO DESARROLLADAS 


Estas reservas corresponden al proyecto de perforación del pozo SRBNO-4 dentro del 
área del anillo petrolífero. Este pozo estaría destinado a drenar el área oeste del campo 
(en la que en la actualidad no existe ningún pozo). El valor de reservas asignado al pozo 
teniendo en cuenta el comportamiento de los pozos del yacimiento fue de 800 Mbbl de 
petróleo y 440 Mpcs de gas. 


En esta categoría de reservas también se incluyen las descubiertas por el pozo SRB- 
B1ST en la Fm. Yantata. En la actualidad, pese a estar el pozo terminado para poder 
producir estas reservas, no se encuentran en producción a la espera de depletar la Fm. 
Petaca, presente también en este pozo. Las reservas fueron calculadas mediante estudio 
volumétrico del área independiente que se muestra en la siguiente figura. Para el cálculo 
se utilizaron las propiedades petrofísicas del mismo pozo, el valor finalmente asignado es 
de 200 kbbl de petróleo y 110 Mscf. de gas. 
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FIGURA lll. 90: ANILLO PETROLIFERO NO DESARROLLADO 


RESERVAS PROBABLES 


Estas reservas corresponden al valor restante entre las reservas probadas y el volumen 
que se ha calculado por volumétrico de la Fm. Yantata, al que se le ha aplicado un factor 
de recuperación del 22%. La estimación del factor de recuperación se ha realizado 
teniendo en cuenta que el mecanismo de drenaje es por débil empuje de acuífero. El valor 
de reservas al 2004, fue de 2100 Mbbl de petróleo y 1155 Mscf de gas. 


RESERVAS POSIBLES 


Estas reservas corresponden al volumen que podría ser producido de la Fm. Ichoa, 
teniendo en cuenta un factor de recuperación del 25%. La Fm. Ichoa se encuentra en 
comunicación hidráulica con Yantata, pero no se tiene constancia de pruebas de 
producción de esta formación, por lo cual se encontraban catalogadas como posibles. El 
valor de estas reservas al 2004, fue de 1150 Mbbl de petróleo y 632 Mpc de gas. 


SRB NO - PETACA 


La siguiente figura muestra un mapa esquemático de la Fm. Petaca. 


Página 387 


Empresa REPSOL YPF E8P BOLIVIA S.A. MHE - Cooperación Canadiense | 


FIGURA lll. 91: PETACA 


PDP SRB B 1 St 


===> 


CÁLCULO DE RESERVAS DE GASOLINA Y GLP 


La siguiente tabla resume las reservas de gasolina y GLP de Surubí Noroeste en sus 
distintas categorías de reservas: 


TABLA lll. 77: RESERVAS DE GASOLINA Y GLP 


Gasolina (Mbbl) GLP (Mbbl) 
PDP PND | PROB_|PDP | PND | PROB 
SRB NO Yantata 28 10 20 103 | 36 73 
SRB NO Petaca 7 0 10 26 0 36 

TOTAL 35 10 30 129 | 36 109 
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FIGURA lll. 92: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO YANTATA 
(FUENTE: DGáM, 2004) 
320 321000 
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FIGURA III. 93 ANALISIS DE CURVA DE DECLINACION 


Oil Rate vs Time - Decline Curve Analysis 
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FIGURA lll. 9 PRONOSTICO DE PRODUCCION 
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FIGURA lll. 95: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
(Sept/2003 - Jun/2011) 


Gas producido (MPC/Mes) 


Gas producido (MPC) 
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FIGURA lll. 96: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 
(Sept/2003 - Jun/2011) 
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SURUBI BLOQUE BAJO 


DATOS GENERALES 


El campo Surubí Bloque Bajo se encuentra ubicado aproximadamente a 175 Km al NO de 
la ciudad de Santa Cruz, constituyendo lo que viene a ser flanco oriental del anticlinal de 
Surubí, separado del campo de ese nombre por una falla regional que corta la estructura 
en dirección NO-SE. 


Existen 2 reservorios productores de hidrocarburos en este campo; Lower Petaca que 
produce petróleo liviano subsaturado con gas asociado y Yantata que produce gas y 
condensado. El reservorio Lower Petaca está formado por intercalaciones de arenas y 
arcillas depositadas en ambiente continental-fluvial y el reservorio Yantata pertenece a 
sedimentos de arenas masivas depositadas en un ambiente continental-eólico-fluvial. 


Todos los pozos se han completado con empaque de grava como técnica para control de 
arena. Los pozos completados en Petaca producen actualmente mediante sistema de gas 
lift y los dos pozos productores de Yantata producen por surgencia natural. 


EVALUACION PETROFISICA 
Se realizó una evaluación petrofísica para los reservorios Lower Petaca y Yantata, 


tomando en cuenta los datos de registros, datos de coronas y de producción. Los datos 
de porosidad fueron calculados a partir de los datos de registros de densidad, sónico y 
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resonancia magnética previamente calibrados con coronas, dependiendo de las 
condiciones del pozo y de la disponibilidad de los mismos. 


Los resultados promedios ponderados por espesor son los siguientes: 


Reservorio Petaca Reservorio Yantata 
Gross Thickness | 60 m Gross Thickness | 29m 
Net Reservoir 23m Net Reservoir 28 m 
Net Pay 9.0 m Net Pay 16m 
Porosity 0,16% Porosity 0.21% 
Sw 49% Sw 26% 
NTG 0.24 NTG 0.70 


CARACTERISTICAS DE LOS FLUIDOS 
RESERVORIO PETACA 


En este reservorio se han definido 2 zonas de fluidos; la parte Norte del campo, separada 
de la zona Sur por una falla de dirección EO, que incluye los pozos BB-103, BB-105, BB- 
106 y BB-108 que producen un petróleo liviano subsaturado de 43 “API y GOR de 700 a 
800 pc/bbl, y la zona Sur que incluye los pozos BB-101 y BB-109 que producen un 
petróleo más saturado de 44 “API y GOR de 2000 a 2600 pc/bbl. La falla que separa los 
dos bloques también se la puede ver con los datos de la sísmica 3D existente en el 
bloque. No se tienen estudios PVT representativos para los fluidos de Bloque Bajo; por lo 
que se tomaron como referencia los estudios PVT del campo Surubí. 


RESERVORIO YANTATA 


El fluido producido del reservorio Yantata ha sido clasificado como gas-condensado, 
principalmente por los datos de producción (GOR de 4000 a 6000 pc/bbl y 48 a 50 “API). 
El factor de riqueza del gas estimado con los datos de producción era igual a 270 
bbls/Mpc a condiciones iniciales, con un factor volumétrico del gas de 0.00385 pc/pcs, que 
se obtuvo mediante correlaciones, a partir de la composición del gas de una muestra del 
pozo SRBBB-101. 


CALCULO DE VOLÚMENES IN PLACE (OOIP-OGIP) 
RESERVORIO PETACA 


Se definió el Contacto Agua—Petróleo en 3190 mbnm para los pozos SRB BB-101, SRB 
BB-103, SRB BB-104, SRB BB-105, SRB BB-106 y SRB BB-108 (zona Norte de GOR 
más bajo). Este contacto se lo definió con los resultados de las pruebas de producción de 
los pozos y el análisis de registros, siendo el del pozo SRB BB-109 el más bajo de todos. 


Para la zona Sur que corresponde al petróleo más saturado, se definió el Contacto Agua- 
Petróleo en 3180 mbnm. Este contacto también fue definido con los datos de pruebas de 
producción y análisis de registros. 

Con los Datos de petrofísica (PHI, Sw, NTG) y el Factor Volumétrico del Petróleo (Bo) 
para cada zona se calculó el OOIP por encima de los OWC correspondientes. 
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FIGURA lll. 97: RESERVORIO PETACA 
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El gas asociado in situ para Lower Petaca se estimó a partir del OOIP considerando los 
factores de solubilidad inicial para cada zona (700 pc/bbl para la de bajo GOR y 2600 
pc/bbl para la de GOR más elevado). 


RESERVORIO YANTATA 


Para el reservorio Yantata se ha definido el Contacto Gas-Agua en 3220 mbnm para los 
pozos SRB BB-101 y SRB BB-104 mediante el análisis de los resultados de las pruebas 
de producción y registros. La zona saturada con hidrocarburos en Yantata está delimitada 
por la parte central del campo en la zona de los pozos SRB BB-101 y SRB BB-104. 


Con los datos de petrofísica (PHI, Sw, NTG) y el Factor Volumétrico del Gas, se calculó el 
OGIP por encima del CGA. El OOIP se estimó a partir del valor del OGIP tomando en 
cuenta el yield de 270 bbls/Mpc que se tomó de los datos de producción. 
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FIGURA III. 98: RESERVORIO YANTATA 


VOLUMENES IN SITU 


Los volúmenes OOIP y OGIP para los dos reservorios se indican a continuación: 


Nivólós OOIP OGIP 

(Mbbls) (Bcf) 

Lower Petaca (GOR alto) 9.6 25.0 
Lower Petaca (GOR bajo) 16.9 11.8 
Lower Petaca Total 26.5 36.8 
Total Yantata 4.3 16.2 


RESERVAS CAMPO SURUBI BLOQUE BAJO 


TABLA llI. 78: RESERVAS DE PETRÓLEO 


Probadas Probadas 
Reservorio Prod. Acum. Desarrolladas | No Desarrolladas Probables 
(Mbbls) (Mbbls) (Mbbls) (UBBlS 
Lower Petaca 2100 1401 200 1312 
Yantata 588 112 0 0 
Total 2688 1513 200 1312 
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TABLA lll. 79: RESERVAS DE GAS 


Reservorio E as No ds Eb 
(Mbbls) (Mbbls) 
Lower Petaca 3327 1632 240 1574 
Yantata 3082 707 0 0 
Total 6409 2339 240 1574 


RESUMEN OOIP - RF 
TABLA III. 80: OOIP - FACTORES DE RECUPERACION 


PROD. ACUM. FR FR 
O0IP | 31-ago-04 PD PD+PND | PD+PND+P2 
MBbls MBbls % % 


3% 
| YANTATA [440] os8 | otw | oo | oo | t6% | t6% | 16% | 


RESERVA PROBADA DESARROLLADA 


RESERVAS | RESERVAS | RESERVAS 


RESERVORIO LOWER PETACA 
PETROLEO 


Para los pozos existentes, se estimaron las reservas de petróleo por el método de curvas 
de declinación actualizadas a septiembre de 2004. En este análisis se incluyó el pozo BB- 
111 que ya fue habilitado a producción desde principios del mismo mes, con caudales 
iniciales mayores a 800 bpad. 


En Lower Petaca existen 7 pozos activos (BB-101, BB-103,BB-105,BB-106,BB-108,BB- 
109 y BB-111) produciendo mediante sistema de recuperación asistida con gas lift. El 
resultado del análisis declinatorio es de 1401 Mbbls. Las EURs probadas desarrolladas de 
los pozos productores existentes equivalen al 13% del total del OOIP en el reservorio 
Lower Petaca. 


GAS 
Las reservas de gas se calcularon considerando la RGP promedio de la producción de los 
últimos meses de 1200 pc/bbl. Este dato fue tomado del historial de producción del 
reservorio. La reserva calculada con este dato fue de 1632 Mpcs. 
RESERVORIO YANTATA 
PETROLEO 
Para los pozos existentes se estimó la reserva de petróleo por curvas de declinación. 


Existen 2 pozos activos (BB-101 y BB-104) produciendo mediante surgencia natural. El 
valor de la reserva probada desarrollada por declinación alcanza los 112 Mbbl y las EURs 
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probadas desarrolladas de los pozos productores existentes equivalen al 16% del total del 
OOIP del reservorio Yantata. 


GAS 


La reserva de gas fue calculada con la RGP promedio del reservorio de los últimos meses 
de 6300 pc/bbl. La reserva calculada con este dato fue de 707 Mpcs. 


RESERVA PROBADA NO DESARROLLADA 
RESERVORIO LOWER PETACA 
PETROLEO 


Las reservas probadas no desarrolladas de petróleo se encontraban asociadas a la 
recompletación del pozo SRBBB-104 en el reservorio Lower Petaca. Este pozo se 
encontraba produciendo del reservorio Yantata y era un buen candidato para un trabajo 
de recompletación. Con este trabajo de recompletación en el pozo BB-104 se 
incrementaría el FR para las reservas probadas en Lower Petaca a 14%. 


GAS 


La reserva de gas fue calculada tomando en cuenta la RGP promedio de los últimos 
meses de producción en Lower Petaca de 1200 pc/bbl. Con este dato la reserva de gas 
alcanzaba los 240 Mpcs. 


RESERVA PROBABLE 
RESERVORIO LOWER PETACA 
PETROLEO 


La reserva probable se encontraba asociada a la perforación de 3 pozos y una 
intervención. En el área Norte del campo, durante el año 2004 se perforó el pozo SRB BB- 
111 con buenos resultados, logrando una producción de petróleo mayor a 800 bpd. En la 
presente memoria, ya se incluye el movimiento de P2 a PD de la reserva asociada a este 
pozo. La reserva asignada para este pozo fue de 656 Mbbls. 


GAS 


Las reservas de gas se calcularon considerando la RGP promedio de los últimos meses 
de producción en Lower Petaca de 1200 pc/bbl. La reserva calculada con este dato fue de 
1574 Mpcs. 


RESERVA DE GASOLINA Y GLP 


La metodología empleada para calcular las reservas de gasolina y GLP asociados al gas, 
tomo en cuenta los distintos factores implicados en la producción de estos líquidos. La 
siguiente tabla resume las reservas de gasolina y GLP de Bloque Bajo en sus distintas 
categorías de reservas: 


Página 396 


Empresa REPSOL YPF E8P BOLIVIA S.A. MHE - Cooperación Canadiense | 


TABLA lll. 81: RESERVAS 


PDP | PND |PPROB PDP | PND |PROB 
SRB BB Petaca 19 3 18 67 11 64 
SRB BB Yantata 8 0 0 27 0 0 
TOTAL 27 3 18 94 11 64 


FIGURA lll. 99: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
Ene/1997 - Jun/2011 
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FIGURA lll. 100: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 
(Ene/1997 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 101: ARREGLO DE PRODUCCION DEL POZO SRB BB-101 
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FIGURA lll. 102: REGISTROS DE POZOS SRB BB-101 
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FIGURA lll. 104 HISTORIAL Y PRONOSTICO DE PRODUCCION 
RESERVORIO PETACA 
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FIGURA lll. 103: HISTORIAL Y PRONOSTICO DE PRODUCCION 
RESERVORIO PETACA 
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111.4 Empresa PETROBRAS ARGENTINA S.A. SUCURSAL BOLIVIA 


RESERVAS DE LOS CAMPOS CARANDA Y COLPA 


A continuación presentamos un resumen de las cifras de reserva de los campos Caranda 
y Colpa, elaborados en base al cuadro presentado por Petrobras Energía y los 
consultores. Las reservas originales se tomaron en base a las de DG8M que se muestran 
en el referido cuadro. 


TABLA lll. 82 RESERVAS CAMPOS PEQUEÑOS (MENORES) 


RESERVAS CAMPOS MENORES 
GAS PETROLEO/CONDENSADO 


RESERVA [PRODUCCION| RESERVA VOLUMEN [PRODUCCION | RESERVA 

CAMPO RESERVORIO| ORIGINAL | ACUMULADA | ABRIL/06 |RECUPERABLE| ACUMULADA | ABRIL/06 
MILLONES MILLONES MILLONES 
Pp a A | 


CARANDA Po 0,439693 | 0,381596 | 0,058097 | 55,975157 ina] 0,608534 | 
COLPA Po 0,525899 | 0,501904 | 0023995 | 19,880922 0,396506 | 
TOTAL Po 0,965592 0,8835 0,082092 | 75856079 | 74,851039 | 1,00504 | 


CUADRO COMPARATIVO DE RESERVAS DE CARANDA Y COLPA 


| PETROBRAS ENERGIA 


En el siguiente cuadro mostraremos las comparación de los volúmenes determinados de 
reserva recuperable, remanentes. A partir de 1997 se nota un incremento en las reservas 
probables de GN en Caranda y posibles a partir del 1999 las posibles en Caranda. A partir 
del 2002 se incrementan las reservas posibles de GN en el Campo de Colpa. 

Las reservas probables de petróleo y condensado se reducen dramáticamente en ambos 
campos y aparecen posibles en forma marginal. 


TABLA lll. 83: CUADRO COMPARATIVO DE RESERVAS 


De Gober and Mac Naugthon | Consul sistem Asociados Jun-06 
a A 
BBL BBL BBL BBL BBL 
34474 10350 36700 152 2226 6758 23759 3592 12341 
780256 1433 7as932 ” 80m ” 43 
544913 171730 643746 158 567 144036 565777 2769 77969 
5113000 12320 5160000 53 47000 7009 4778768 5911 381232 
19148460 49772 19032991 58 115529 
30082654 101503 — 30084395 35 1741 
172000 118000 1879 35720 281 18280 
0 0 6209 0 5591 


0 0 0 0 15000 
58097 
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TABLA 111.84: (CONTINUACIÓN) 


De Gober and Mac Naugthon | Consul sistem Asociados Jun-06 
e A 
BBL BBL BBL 


Petaca inferiorimedio 50462 466864 457519 1010 9345 36558 433867 12394 23652 


Taiguati DO 5980 1785559 5980 1785559 0 0 
¡ 4611 M6189 4587 1M6189 24 0 
5290 1987044 4166 1843216 1124 M3828 
444340 10037376 3657975 16340 380001 418080 10006346 3920 228170 
14429 5477290 5478000 1 -10  1M429 5477290 0 0 
ar 20945 184 20089 % 856 


23995 396506 


De acuerdo a las reservas remanentes y al pronóstico de producción, el campo Colpa 
tendría una producción de 4 años considerando un caudal de abandono por pozo de 5 
bpd de petróleo y 330 Mpcd de gas. En el caso del campo Caranda, debido a la mayor 
reserva recuperable, tendríamos un tiempo de vida de 7 años. 


ANÁLISIS DE RESERVAS 
CAMPO CARANDA 


El campo Caranda está ubicado en la cuenca de Santa Cruz en el sector Nor-Occidental, 
en el límite entre las zonas del subandino y la llanura, la estructura de este campo está 
conformada por fallas de cabalgamiento en parte profunda y retrocabalgamiento en la 
parte somera, configurando un anticlinal asimétrico de rumbo NO-SE. En este campo 
aunque se totalizaron 30 reservorios gasíferos y petrolíferos, al 2006 se producía de los 
niveles pertenecientes a las Fms. Chaco, Petaca, Cajones, Taiguati e Iquiri. 

Con las perforaciones de nuevos pozos de mayor profundidad, se descubrieron los 
reservorios Huamampampa, Roboré y Sara, que tienen un interesante potencial y que son 
detallados en los siguientes puntos. 


FIGURA Ill. 105: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO “D” 
FORMACIÓN YECUA (FUENTE: PESA, 2009) 


.000 2. 


000 


» 436 > > Bl | ; 
8*062.000 e 8”062.000 
48 S Í 


6 E 

' a Bi O 
010 _ 4267 5 526 
ble 5 07%, 


ADOS doma : D 
_— O 1 1 - 


Fall Carands 


8*058.000 


Página 402 


Empresa PETROBRAS ARGENTINA S.A. MHE - Cooperación Canadiense | 


FORMACIÓN CHACO 


La Fm. Chaco pertenece al sistema terciario, está formada por alternancia de arenas y 
arcillas provenientes de sedimentos fluviales y punta de arenas, en la cuales se 
mencionan 5 niveles productores que no están comunicados, debido a que cada uno 
presenta distintos contactos de agua. 


Los resultados de los Balances de Materiales efectuados para la Fm. Chaco, son 
mostrados a continuacion: 


FIGURA lll. 106: CHACO INFERIOR 
NIVEL (1261-1463 pies) 


47.34 

63.65 

227.16 

2962932 643.10 
637277 915.27 
352896 1196.82 
316301 1330.82 


La Fm. Yecua de ambiente de sedimentación fluvio-lacustre con influencia marina, se 
encuentra limitada por la base de la Fm. Petaca y el tope de la arenisca Chaco Inferior. 
Esta subdividida por los niveles C, E, D con casquete de gas primario. Estos niveles 
productores se encuentran en la etapa final de agotamiento con una reserva remanente 
muy pequeña, por lo que no amerita un análisis del reservorio ya que los volúmenes In 
Situ en encuentran dentro los rangos volumétricos. 
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FIGURA lll. 107: CHACO-YECUA 
NIVEL (480 pies) 


FORMACIÓN PETACA 


La formación Petaca se encuentra dividida en tres miembros: superior, medio e inferior, 
encontrándose los reservorios de gas en los niveles superior e intermedio, y el petróleo en 
el nivel inferior. Los niveles superior e intermedio están compuestos por una secuencia de 
arenas y arcillas de grano crecientes divididas en tres intervalos que son Petaca TG-TH- 
TI, TJ-TK-TL y TM-TN-TO. Estos paquetes arenosos corresponden a cursos fluviales 
depositados en un ambiente continental. 


En base a los historiales de producción acumulada y datos de presiones de fondo y a 
datos de fluido del reservorio (todos obtenidos durante su explotación) se procedió a 
realizar un balance de materiales de la línea recta, para determinar simultáneamente, el 
volumen In Situ y la entrada de agua, obteniendose un volumen In Situ de 199.75 MMpc 
de gas. 


Se realizaron pruebas de flujo para obtener los parámetros de turbulencia y almacenaje, 
que permitieron obtener la siguiente correlación: 


0, (UMPCD) =4,49* 10? (p> P? y 


Con esta ecuación podemos realizar el pronóstico de entrega anual. 


Gas Condensado 
Nivel In Situ | Recuperables — InSitu | Recuperables 
(MMpc) (MMpc) (Mbbl) (Mbbl) 
Petaca Central Este 199754 129840 599262 479409 
Petaca Oeste 64447 41890 193341 164337 
Total 264201 171730 792603 643746 
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FIGURA lll. 108: DETERMINACIÓN DE LA RESERVA RECUPERABLE 
RESERVORIO PETACA PET. 


DETERMINACION DE LA RESERVA RECUPERABLE 
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FORMACIÓN IQUIRI 


En este reservorio se realizó balance de materiales con el uso de la producción 
acumulada y presión de reservorio, y cuyos resultados son diferentes a los calculados por 
la certificadora. Mediante el pronóstico de entrega se determinó un factor de 
recuperación de-80%. 


Gas Condensado 
Nivel Recuperable Recuperable 
(MMpc) (Mbbl) 
Iquiri Balance 2160 54 
Iquiri DG8SM 12052 172 
Diferencia -9892 -118 


FORMACIÓN ROBORE 


Con la profundización del pozo CAR-1003 se llegó a producir el reservorio Robore H con 
un alto potencial, un caudal inicial de 6,2 MMpcd a partir de febrero del 2001 y 4,25 
MMpcd en junio de 2006; en este reservorio no se dispone de datos de presiones de 
fondo, por lo tanto, la determinación de la reserva recuperable fue realizada considerando 
el caudal de producción y la producción acumulada, como puede observarse en la 
siguiente grafica. 
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La reserva recuperable es de 11800 MMpc de gas, mostrando un incremento de 4729 
MMpc en comparación con la certificación. 


FIGURA lll. 109: RESERVA RECUPERABLE RESERVORIO ROBORE 


Historial de Produccion Reservorio Robore 
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RESUMEN DE RESERVAS Y PRONÓSTICO DE PRODUCCIÓN 
CAMPO CARANDA 
Debido al poco tiempo disponible y a la cantidad de niveles productores, se procedió a 
muestrear los cinco reservorios más importantes, que son: Chaco, Petaca, Yecua Iquiri, y 


Robore, y cuyos resultados son mostrados en la tabla siguiente. 


TABLA lll. 84: RESUMEN DE RESERVAS 


Cuadro Comparativo de las reservas campo Caranda 
De Golyer and Mac Maugthon Consul sistem Asociados Jun-06 
MMPC BBL MMPC BBL MMPC BBL MMPC BBL MMPC BBL 


Chaco 11862 34474 10350 36700 1512 -2226 6758 23759 3592 12941 

Yecua 9633 780256 10433 7a5932 ” 200 ” 4324 

Petaca Sup. Gas 184838 644313 171730 543746 13158 567 144036 565777 27694 77969 
Petaca Petrolifero 13451 5113000 12920 5160000 531 -47000 7009 4778768 5911 381232 
Cajones 50235 19143460 49772 19032931 513 115529 
Taiguati 101818 30082654 101503 30084395 315 1741 

Iquiri 12052 172000 2160 54000 39892 118000 1879 35720 281 18230 

Robore 7071 D 11800 0 4729 D 6209 0 5591 0 


Sara 43364 D 15000 0 33364 D 0 0 15000 0 
58097 608534 


Para determinar la valoración del campo, se elaboraron los pronósticos de producción de 
gas y líquido, que se muestran en la siguiente tabla. 
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TABLA llI. 85: PRONÓSTICO DE PRODUCCIÓN 


72 [rss | 300 | 0 [vis | 700] 
6 [rss | 60 | 64 | 16505 705 | 
Pa [isis [ars | 0 [1000] 700] 
a [iso | 672 | 07 [0055 | 735] 
Paz [0509 | 623 | 60 | 0916 | 095 | 
Pas [12001 | 601 | 69 | 0506 | 677] 
Pao [2090 | 798 | 69 | 555 | on 
Par [reso | 701 | 09 | 520 | os 


Página 407 


Empresa PETROBRAS ARGENTINA S.A. MHE - Cooperación Canadiense | 


TABLA 111.86 (CONTINUACIÓN) 


Para cumplir con este pronóstico, es necesario realizar unas 5 reparaciones y una 
perforación adicional. 


ANÁLISIS DE RESERVA 
CAMPO COLPA 


El campo Colpa, cuenta con 7 reservorios productores: 2 reservorios gasíferos y 5 
reservorios petrolíferos, habiendosé realizado el muestreo de 3 de ellos. 


FIGURA lll. 110: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO “INFERIOR” 
FORMACION PETACA 
(FUENTE: PESA, 2009) 
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FIGURA Ill. 111: MAPA ESTRUCTURAL DEL TOPE RESERVORIO “G” 
FORMACION YECUA 
(FUENTE: PESA, 2009) 
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FORMACIÓN TARIJA INF. GAS 


Este reservorio comenzó a producir en Marzo de 1962 con el pozo CLP-1 y cuenta con 10 
pozos productores en este nivel. Se realizó balance de materiales para tener el volumen in 
situ, y cuyo comportamiento puede ser observado en la gráfica p/z normal de la Figura No 
111.112. Primeramente producen los niveles de mayor presión, luego los niveles de menor 
presión, que pueden estar posiblemente conectados en algún sector del reservorio, ya 
que los datos finales de presión son similares en ambos sectores. 


Por lo tanto este reservorio o nivel tiene 2 sectores de comportamiento de presión 
comunicados, que dan un volumen in situ de 560 Bcf (Figura No 111.113) y considerando 
un empuje de agua se tiene el comportamiento mostrado en la Figura No 111.130. Con el 
método propuesto se muestra el volumen in situ determinado para cada nivel (Figura No 
111.114) y cuyos resultados son los siguientes: el volumen in situ 535 Bcf que deberá 
ajustarse mejor con la entrada de agua. 
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FIGURA lll. 112: BALANCE DE MATERIALES PARA LA FORMACIÓN TARIJA 


El análisis está dirigido a la representatividad del volumen de reserva presentada, con un 
factor de recuperación de un 80% de acuerdo a análisis nodal y a la presión de abandono 
realizado en algunos pozos, dando una reserva recuperable de 428 MMpcd y quedando 
un volumen remanente recuperable de 9920 MMpc. 


FIGURA lll. 113: BALANCE DE MATERIALES CON ENTRADA DE AGUA 
FORMACION TARIJA 


Balance de Materiales 
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FIGURA lll. 114: DETERMINACION DEL VOLUMEN IN SITU 
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FORMACIÓN TARIJA INF. PET. 


La verificación del volumen recuperable, fue realizada con el uso de curvas de 
declinación, ya que se trata de un reservorio petrolífero. Se determinó un volumen 
recuperable de petróleo de 5478000 Bbls, sin reservas remanentes (verificable por el 
agotamiento de todos los pozos), como podemos observar en la Figura No 111.115. 


FIGURA lll. 115: DETERMINACIÓN DEL VOLUMEN RECUPERABLE 
FORMACION PETACA INF/MEDIO 
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Este reservorio se analizó  volumétricamente, dando resultados similares y 
determinandosé un factor de recuperación de un 80%, que muestra la existencia de una 
diferencia de un 1,5%, que es representativo. 


RESUMEN DE RESERVAS Y PRONÓSTICO DE PRODUCCIÓN 


TABLA lll. 86: RESUMEN DE RESERVAS PROBADAS, REMANENTES 
Y PRODUCCIÓN ACUMULADA 


De Golyer and Mac MNaugthon Consul sistem Asociados Jun-06 
MMPC BBL BBL MMPC BBL BBL MMPC BBL 


Petaca inferiorfmedio 50462 466364 49452 457519 1010 3345 36558 433367 12394 23652 
Taiguati D 5980 1785559 5980 1785559 0 0 

| Taiguati G 4611 146189 4587 146189 24 0 
Taiguati MI 5290 1987044 4166 1843216 1124 143328 
Tarija Inferior G 444840 10037976 428000 9657975 16340 380001 418080 10006346 3920 228170 
Tarija Inferior P 14429 5477290 14430 5478000 «1 -P10 14429 5477290 0 D 
San Telmo 217 20945 184 20089 33 356 


23995 396506 
Se realizó el muestreo de tres niveles productores, de acuerdo a su importancia y 
volumen de reserva. Los resultados son presentados en la tabla siguiente: 


TABLA lll. 87: PRONÓSTICO DE PRODUCCIÓN 


Pet. Bbl Gas Pet. Bbl Gas 
Bbl Mipc Bbl Mipc 


1 
2 
3 
4 
5 
6 
7 
E 
El 
10 
11 
12 
13 
14 
15 
16 
17 
13 
13 
20 
21 
22 
23 
24 
25 
26 
27 


Página 412 


Empresa PLUSPETROL MEH - Cooperación Canadiense | 


111.5 Empresa PLUSPETROL BOLIVIA CORPORATION S.A. 
RESERVAS 


A continuación se muestra un cuadro con el resumen de reservas de los campos Bermejo, 
Toro, Tacobo, Tajibo, Huayo y Madrejones. 


TABLA lll. 88 RESERVAS CAMPOS MENORES 


RESERVAS CAMPOS MENORES 
PETROLEO/CONDENSADO 


GAS 
CAMPO RESERVORIO| ORIGINAL | ACUMULADA | ABRIL/06 [|RECUPERABLE| ACUMULADA | ABRIL/06 
PEO OOOO IESO IE AC 0 a 
| mum || o | | e | |  .) 
deso | ramo o | | o | opto | qero | ou 
la | sao | osos | oros | gos | oerrr | oso | momo 
la rua | asnos | eos | oso | osea | ser | asomo 


dl ono | aun o | o o | mue | opos | mm 
o mucoso | bei | opuso | ooeraos | aos | arsmos | osaowa | osea 
ol maso | emma loo] o | 07 | om | o | 00 
a) baso | eco | ooo | om | os | om | o | om 
A A PP AS 
la [smmsal oo | o | o09| o | o | om 
Llroraruseemoc] ll osorar | oomors | ogro | isc | rcanenos | 17005 


En el campo Madrejones no figura el reservorio Huamampampa por haberse agotado 
debido al descontrol del BJO-X1001 


CAMPO BERMEJO 


En el campo Bermejo hay un total de 41 pozos perforados, 5 de los cuales son 
productores. El campo produce de las Fms. Huamampampa |, Huamampampa ll (gas 
condensado) y Tarija (petróleo). 
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FORMACIÓN TARIJA 


Esta formación a julio de 2006, tenía cuatro pozos activos con una producción acumulada 
reportada de 4476168 Bbls de petróleo y 2.28 MMbbls de agua. 


MÉTODO DETERMINÍSTICO 


En la Tabla 111.90 se presentan parámetros obtenidos para la Fm. Tarija del Campo 
Bermejo por curvas de declinación. Se estimaron de manera determinística, las reservas 
para los próximos 20 años (sin tener en cuenta un límite económico) en 213 Mbbls de gas. 


TABLA lll. 89: CURVAS DE DECLINACION 


Phase [oi | 
poo pp) | 
pi |b.o036897Mn. | 
ai |HW4s33bbld | 
lo [pwso2006 | 
te  [bWo/2o28 | 


EUR 


TABLA lll. 9 METODO DETERMINISTICO 


CAMPO BERMEJO: FORMACIÓN TARIJA 
ECUACIÓN Q = 45.0993 exp (-0.00368971t) - t: meses 
PRONÓSTICO DE PRODUCCIÓN | 212741 Bbls 
PERÍODO DE DECLINACIÓN 04/30/2006 - 07/31/2006 
PRODUCCIÓN ACTUAL 44 Bpd 
PERÍODO DE PRONÓSTICO 07/31/2006 - 04/30/2016 
REMANENTE 


RESERVORIO HUMAMPAMPA | 


Esta nivel, tenía a abril de 2006 una producción acumulada reportada de 302448 bbls de 
petróleo, 15.720 MMpcs y 655.192 bbls de agua. 


MÉTODO DETERMINÍSTICO 
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En la Tabla 111.92 se presentan parámetros obtenidos para la Fm. Huamamampa | del 
Campo Bermejo por curvas de declinación. Se estimaron de manera determinística, las 
reservas para los próximos 10 años (sin tener en cuenta un límite económico) en 1.061 
MMpc de gas. 

TABLA lll. 91: CURVAS DE DECLINACION 


boo po 
pi [o.0144236Mn 
gi |609.467Mcd 
o [osow20068 
te [os3o/20t6 
106.46 Mcf/d 
[Cum. Prod. |15720.1MMetf 
04/01/2006 


A continuación se presenta el resumen de los datos estimados de reservas y las variables 
utilizadas por el método determinístico. 


TABLA lll. 92: MÉTODO DETERMINÍSTICO 


CAMPO BERMEJO: FORMACIÓN TARIJA 
ECUACIÓN ] Q = 609.467exp (-0.0144236t) - t:meses 
PRONÓSTICO DE PRODUCCIÓN | 1061,472 MMcf 
PERÍODO DE DECLINACIÓN 04/01/2006 - 04/30/2016 


La siguiente tabla resume los valores para los casos máximo, mínimo y más probable de 
reservas de condensado. 


TABLA III. 93: RESERVAS REMANENTES DE CONDENSADO 
CAMPO BERMEJO: Fm HMP | 
RESERVAS REMANENTES DE CONDENSADO (Bbls) 


Percentil / Tiempo 5AÑOS | 10 AÑOS | 20 AÑOS 
P10 6829.3 7151.4 7167.7 
P50 14875.4 | 21077.9 24821.0 
P90 19799.3 | 32634.8 47350.4 


RESERVORIO HUMAMP AMPA Il 


Este nivel, cuando fue cerrado en octubre de 2002, alcanzó una producción acumulada 
reportada de 597108 Bbls de petróleo, 35.88 MMpcs y 3371 bbls de agua. 
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MÉTODO DETERMINÍSTICO 


En la Tabla 111.95 se presentan parámetros obtenidos para la Fm. Huamamampa ll del 
Campo Bermejo por curvas de declinación. Se estimaron de manera determinística, las 
reservas para los próximos 10 años (sin tener en cuenta un límite económico) en 2489 
MMpc de gas. 


TABLA III. 94: CURVA DE DECLINACIÓN 


Working Forecast 


Parameters 


Phase 


Gas 


Case Name 


Case 1 


0 


0.00970732M.n. 


1154 Mcf/d 


07/30/2006 


07/31/2016 


Final Rate 


359.83 Mct/d 


Cum. Prod. 


36056.3 MMcf 


Cum. Date 


08/01/2006 


Reserves 


2488.98 MMcf 


EUR 


38545.3 MMcf 


Forecast Ended 
By 


Time 


DB Forecast Date 


11/11/2006 


TABLA lll. 95: MÉTODO DETERMINÍSTICO 


CAMPO BERMEJO: FM. HUAMAMPAMPA Il 


ECUACIÓN 


Q = 1154 exp (-0.00970732 t) — t:Meses 


PRONÓSTICO DE PRODUCCIÓN 


2488,98 MMpcs 


PERÍODO DE DECLINACIÓN 


07/30/2006 - 08/31/2006 


PRODUCCIÓN AL 2006 49441 MMpcs 
PERÍODO DE PRONÓSTICO 08/31/2006 - 07/31/2016 
REMANENTE 


El estimado de reservas de condensado se realizó a partir de la relación condensado 
acumulado/gas acumulado, que en promedio fue de 16,9 bbls/MMpc para el histórico de 
producción del campo. La Tabla 111.97 resume los valores para los casos máximo, mínimo 
y probable de reservas de condensado. 
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TABLA lll. 96: RESERVAS REMANENTES DE CONDENSADO 
CAMPO BERMEJO: Fm. HMP Il 


RESERVAS REMANENTES DE CONDENSADO (Bbls) 
Percentil / Tiempo | 5AÑOS |10AÑOS | 20 AÑOS 
P90 14776.9 | 16733.8 | 17028.9 
P50 26209.9 | 39855.5 | 50915.4 
P10 34105.4 | 60592.1 | 99738.9 


FIGURA lll. 116: CAMPO BERMEJO MAPA ESTRUCTURAL DEL TOPE DEL 
RESERVORIO HUAMAMP AMPA 
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CAMPO TORO 


En el campo Toro existen un total de 35 pozos perforados, 14 de los cuales son 
productores de la Fm. Tarija. 


FORMACIÓN TARIJA 


Esta formación tenia a julio del 2006, una producción acumulada de 4.809.290 Bbls de 
petróleo y 5.61 MMBbls de condensado. 


MÉTODO DETERMINÍSTICO 


En la Tabla 111.98, se presentan parámetros obtenidos para la Fm. Tarija del Campo Toro 
por curvas de declinación. Se estimaron, de manera determinística, las reservas para los 
próximos 10 años (sin tener en cuenta un límite económico) en 283 Mbbls de petróleo. 


TABLA III. 97 CURVA DE DECLINACION 


Working Forecast  |Parameters 
Case 1 


0.00473031 M.n. 


ai [11.494 bbl/d 


07/31/2006 
te 07/31/2016 


7.5288 bbl/d 
4809.29 bbl 
07/01/2006 
282.897 bbl 
EUR [4688.91 bbl 
Time 
11/11/2006 


En la siguiente tabla se presenta el resumen de los datos estimados de reservas y las 
variables utilizadas por el método determinístico. 


TABLA lll. 98: VARIABLES UTILIZADAS Y CALCULADAS MÉTODO DETERMINÍSTICO 


CAMPO TORO : Fm. TARIJA 
ECUACIÓN Q = 101.494 exp (-0.00473031t) —t: meses 
PRONÓSTICO DE PRODUCCIÓN 282.897 Bbls 
PERÍODO DE PRONÓSTICO REMANENTE | 07/31/2006 - 07/31/2016 
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CAMPO TACOBO 


El campo Tacobo produce gas condensado de la Fm. Huamampampa l, a través del pozo 
TCB-X1001, al 2006 acumulaba 17 Bpc de gas, 32292 Bbls de agua y 85.743 Bbls de 
condensado. 


FIGURA lll. 117: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO HUAMAMPAMPA 
(FUENTE: DGá¿MI, 2008) 
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MÉTODO DETERMINÍSTICO 


En la Tabla 111.100, se presentan parámetros obtenidos para la Fm. Huamampampa del 
Campo Tacobo por curvas de declinación. Se estimaron de manera determinística las 
reservas para los próximos 20 años (sin tener en cuenta un límite económico), en 30.809 
MMpc de gas. Se debe tener en cuenta que los periodos de estabilización para determinar 
tasas de declinación para este pozo fueron muy cortos, por lo que se presentó mayor 
incertidumbre en la interpretación y estimación de las reservas remanentes del campo. 


TABLA lll. 99 CURVA DE DE DECLINACIÓN 


Working Forecast 


po | 

pi |po3458212M.n. | 
CO ESTEVETIS 
io [o7ow2z006 | 
te [o73i2026 | 


EUR 48044.3 MMcf 
Forecast Ended By 
DB Forecast Date [11/12/2006 


A continuación se presenta el resumen de los datos estimados de reservas y variables 
utilizadas por el método determinístico. 


TABLA lll. 100: MÉTODO DETERMINÍSTICO 
CAMPO TACOBO: FM. HUAMAMPAMPA 
Q = 35013 * exp (-0.0345821 * t): t-Meses 
30089 MMpc 
07/01/2006 - 07/31/2026 


ECUACIÓN 
PRONÓSTICO DE PRODUCCIÓN 
PERÍODO DE DECLINACIÓN 


El estimado de reservas de condensado se realizó a partir de la relación condensado 
acumulado/gas acumulado, que en promedio fue de 5,2 bbls/MMpc para el historico de 
producción del campo. La Tabla 11.101 resume los valores para los casos máximo, 
mínimo y probable de reservas de condensado. 


TABLA III. 101: RESERVAS REMANENTES: HMP 


RESERVAS REMANENTES DE CONDENSADO (Bbls) 
Percentil / Tiempo | 10 AÑOS | 20AÑOS  30AÑOS 
P90 114.619,85 | 123.630,10 | 124.407,28 
P50 160.134,39 | 188.233,74 | 194.266,03 
P10 231.336,40 | 321.830,64 | 374.807,53 
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CÁLCULO DE GAS ORIGINAL EN SITIO (GOES) POR LA TÉCNICA DE BALANCE DE 
MATERIA (EBM). 


La técnica del balance de materia fue utilizada para calcular el Gas Condensado Original 
In Situ (GCOES), Gas Original In Situ (GOES) y el Condensado Original In Situ (COES) 
de los yacimientos gasíferos Huamampampa | (HMP l) y Huamampampa ll (HMP ll) en el 
Campo Bermejo y del yacimiento Huamampampa | en el Campo Tacobo. 


Los resultados que se obtuvieron para cada uno de los campos en cada yacimiento son 
presentados en la Tabla 111.103. La producción acumulada de las Fm. HMP | y HMP ll en 
el campo Bermejo a Abril de 2006 fue de 15,7 Bpc y 35,9 MMpc, respectivamente; con 
factores de recobro de 4,2% para HMP | y 18,4% para HMP ll, indicativos de que se 
tienen oportunidades de desarrollo adicional en este campo. 


La producción acumulada de la Fm. Huamampampa en el campo Tacobo a Julio de 2006 
fue de 17,2 Bpc con un factor de recobro de 13.8%, indicando que se tiene oportunidad de 
desarrollo adicional, al igual que el campo Bermejo. 


TABLA III. 102: RESULTADOS DE EBM CAMPOS BERMEJO Y TACOBO 
HMP | y HMP ll 


RESERVAS 
CAMPO | FORMACIÓN oa a rd dd o 
Bermejo HMP 1 379.2 | 373.4 7.28 66 246.4 
Bermejo HMP 11 1978 | 195.2 3.30 66 128.8 

Total Bermejo 577.0 | 568.6 10.58 66 375.2 
Tacobo HMP 1248 | 1243 | 0.647 66 82.1 

Total Tacobo 1248 | 124.3 | 0.647 66 82.1 


CÁLCULO DEL GCOES POR EL MÉTODO DE DECLINACIÓN DE PRESIÓN 


El método de declinación de presión fue el empleado para el cálculo del GCOES. Para un 
yacimiento de gas condensado con empuje hidráulico. 


CAMPO BERMEJO - RESERVORIO HUAMAMPAMPA ll 
DATOS DE ENTRADA 
PROPIEDADES DE PVT Y PARÁMETROS DE YACIMIENTO 


En Octubre de 1991, se realizó una prueba PVT al fluido del pozo BJO-X44 proveniente 
de HMP ll, donde se obtuvo un comportamiento de z vs presión. De los resultados de esta 
prueba se tomaron los siguientes datos: 


TABLA lll. 103 PARAMETROS DE PRUEBA 
Temperatura de yacimiento 213 *F 


Presión de rocío (0 213 *F 5512 psia En la siguiente Tabla se reporta la historia 
Presión de abandono 613 psia de presiones del campo Bermejo, con su 


respectiva fuente. 
Gravedad API del condensado [53.6 “API 


Densidad del condensado 0.764 g/cc 
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TABLA lll. 104: INFORMACIÓN HISTORIA DE PRESIONES 


PRESIÓN 


FECHA (psia) 


JUSTIFICACIÓN 


14-may-85 9388 Prueba de formación Howco Ne 2 Pozo BJO-X44 Fm. HMP ll 


13-ago-85 | 9314 (Pi) | Prueba de formación Howco Ne 3 Pozo BJO-X44 Fm. HMP Il 


01-sep-86 9303 Prueba de formación y Producción DST-FAI Pozo BJO-X44 Fm. HMP Il 


23-abr-91 9111 Estudio de Ingeniería Pozo BJO-X44 


21-Oct-91 9012 Estudio de Ingeniería Pozo BJO-X44 


27-abr-94 8345 Reporte de Interpretación de prueba de Formación en el Pozo BJO-X44 


18-sep-94 8327 Reporte de Interpretación de prueba de Formación en el Pozo BJO-X44 


19-ene-97 8248 Campo Bermejo. Actualización Balance de Materia. 
Interpretación ensayo de pozo 
06-may-99 8145 Campo Bermejo. Actualización Balance de Materia. 


Interpretación ensayo de pozo 


MÉTODO DE DECLINACIÓN DE PRESIÓN 


La Figura 111.118 muestra la gráfica obtenida de Cpa P/Z vs. Gptt, con la que se encontró 
un GCOES de 197,8 Bpc. De la gráfica RCG vs. Tiempo se obtuvo una GCl igual a 591.72 
pcs/bbls, obteniéndose así, un GOES de 195,2 Bpc y COES de 3,3 MMBbls. El agua 
original in situ calculado por el método de Pote fue de 32,7 MMBbls. En la Tabla 111.106 se 
muestra los resultados obtenidos para aplicar este método analítico. 


FIGURA lll. 118: BALANCE DE MATERIA CAMPO BERMEJO FM. HUAMAMPAMPA ll 
DETERMINACIÓN DE GCOES POR EL METODO DE DECLINACIÓN DE PRESIÓN 
(P/Z vs. Gptt) 


METODO DE DECLINACIÓN DE PRESIÓN CAMPO BERMEJO, Fm HIP Il 


y = -0,0109x +6874,6 


5000 10000 15000 20000 25000 30000 35000 
Gpt(MMPCN) 
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TABLA lll. 105: RESULTADOSPARA  TABLAlIl. 106: RESULTADOS METODO 
EL ANALISIS DE DECLINACION DE PRESIÓN 
ERESIÓN. Gpt(MMPCN) PRESIÓN: Gpt(MMPCN) 
(psia) (psia) 
9314.0 0.0 9314.0 0.000 
9303.0 120.6 9303.0 0.759 


9144.2 5377.8 9144.2 3.528.371 


9011.9 8797.3 9011.9 5.506.898 


8345.4 25643.8 8345.4 15.094.070 
8326.7 28257.8 8326.7 17.505.231 
8248.1 33948.9 8248.1 22.349.486 
8145.0 35065.8 8145.0 22.351.650 


CAMPO BERMEJO 

RESERVORIO HUAMAMPAMPA | 

DATOS DE ENTRADA 

PROPIEDADES DE PVT Y PARÁMETROS DE YACIMIENTO 


Este campo no presenta pruebas PVT de los fluidos del nivel HMP |. Por lo que se 
asumieron los mismos parámetros PVT de los fluidos del reservorio HMP ll. 


INFORMACIÓN DE PRESIONES 


En la siguiente tabla se presenta la historia de presión de la Fm. HMP | en el pozo BJO- 
X44. 


TABLA lll. 107: 
HISTORIA DE PRESIONES 
Fm. HMP | 
n MÉTODO DE DECLINACIÓN DE PRESIÓN 
PRESIÓN 

FECHA 

Por el método P/z, se encontró un GOES de 124,6 Bpc. En la 
Feb-95 7771 tabla 111.113, se muestra los resultados obenidos para aplicar este 
Jun-97 7706 método analítico. 
Jun-99 7650 
Abr-04 7619 En la Tabla 111.110 se muestran los resultados obtenidos para 


aplicar este método analítico. De la gráfica de Relación 
Condensado Gas, RCG, vs. Tiempo se obtuvo que la RCG inicial fue de 19.5 Bbls/MMpc 
obteniéndose así un GOES de 373.4 Bpc y COES de 7.3 MMBls. El agua original en sitio 
calculado por el método de Pote fue de 290 MMBls. 
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TABLA Ill. 108:: RESULTADOS PARA  — TABLA llI. 109: RESULTADOS 


EL ANALISIS DEL CAMPO METODO DE DECLINACION DE 
BERMEJO Fm. HMP | DE PRESIÓN CAMPO BERMEJO Fm. HMP | 
PRESIÓN Gpt PRESIÓN 

FECHA | (psia) z (MMPCN) FECHA | _ (psia) z | Gpt(MMPCN) 
feb-95 7771 | 1.223 64.2 feb-95 | 77710 1.223 70.902 
jun-97 7706 | 1.217 8269.3 jun-97 | 7706.0 |1.217 | 2.197.436 
jun-99 7650 |1212| 121929 jun-99 | 7650.0 |1.212| 1.408.414 
abr-04 7619 |1210|  15250.5 abr-04 | 76190 |1.210| 5.390.707 


CAMPO TACOBO - RESERVORIO HUAMAMP AMPA 
DATOS DE ENTRADA 


PROPIEDADES DE PVT Y PARÁMETROS DE YACIMIENTO 


En Agosto de 2005 se realizó una prueba PVT al fluido del pozo TCB-X1001 proveniente 
de la Fm. Huamampampa. De los resultados de esta prueba se tomaron los siguientes 


datos: 
TABLA Ill. 110: PARAMETROS DE LA PRUEBA PVT 


Temperatura de yacimiento 300 *F | Bw | 1.035 BY/BN 
Presión de rocío (O 213 *F 5862 psia | Swi [0.341 


Gravedad API del condensado  |46.9”API | Cw 13.0 e-6 1/psia 
Densidad del condensado 0.793 g/cc 4.72 €e-5 1/psia 
Densidad del gas 0.627 g/cc Pi | 13681 psia 


En la siguiente tabla se presenta la historia de presión de la Fm. Huamampampa en el 
pozo TCB-X1001. Se realizó un filtro de los datos de presión promediando aquellos datos 
de un mismo mes para así tener los datos de presión con los que se realizaron los 
cálculos para el Método de Declinación de Presión. 


TABLA lll. 111: HISTORIA DE PRESIONES Fm. Huamampampa 
MÉTODO DE DECLINACIÓN DE PRESIÓN 


Del análisis de la gráfica de P/z vs Gptt, se encontró un 
27-Abr-05 GCOES de 124,6 Bpc. En la Tabla 111.112 se muestra los 
resultados obtenidos para aplicar este método analítico. 

5 


27-Jul-05 Con el uso de una gráfica RGC vs. Tiempo se obtuvo una RCG 


- d 18556 | inicial de 5,2 bbls/MMpc, obteniéndose así un GOES de 124,3 

Bpc y COES de 0,647 MMBbls. El agua original in situ 

09-Sep-05 13511 calculado por el método de Pote fue de 15 MMBls. 
5 
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TABLA III. 112: RESULTADOS PARA 
EL CAMPO TACOBO HMP ll 


PRESIÓN Gpt 
13.624 | 1.623 | 1800.7 
13555.6 | 1.618 | 3991.2 


1.568 | 16243.0 


METODO VOLUMÉTRICO 


Este método se empleó para el cálculo de reservas de los campos Madrejones, Huayco, 
Tajibo, Tacobo y Río Seco. Los campos Madrejones y Tacobo presentan una historia de 
producción muy corta, 25 y 16 meses de producción respectivamente. Al 2006, 
Madrejones se encuentra cerrado y Tacobo produce un promedio de 35 MMpcd. 


RESULTADOS DEL CÁLCULO VOLUMÉTRICO 


A continuación describimos algunos detalles de los cálculos volumétricos realizados para 
cada campo, los cuales incluyen una tabla de datos y resultados, además de mapas 
estructurales de cada yacimiento, base para los cálculos de reservas, que indican el nivel 
base (Z) de medición de la superficie para las superficies y volúmenes de roca. 


CAMPO TACOBO 


Pluspetrol, sobre las reservas del campo Tacobo, en su reporte de diciembre de 2001, 
describe que los límites de las reservas probadas, probables y posibles se tomaron en la 
base de los cuerpos arenosos H1, H2 y H3, respectivamente. El cálculo de las áreas se 
realizó usando los mapas estructurales al tope de las areniscas antes mencionadas. 


La arena neta productora se identificó en el tramo MD 5273-5299 en registros GR- 
Induction-Sonico-Densidad-Neutron, esc 1:200, observándose claramente el efecto gas, 
estimado en 15 pies. 


TABLA lll. 113: CALCULO VOLUMÉTRICO DE RESERVAS ARENISCA H1 
CAMPO TACOBO 
FM. HUAMAMPAMPA: H1 
CALCULO VOLUMETRICO DE GAS 
GAS ORIGINAL INSITU - RESERVAS 


HUAMAMPAMPA 
H1 SS 5270 
TC BOLIVIA OCT 2006 
AREA 2.519,25 
h 15 
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TABLA 111.114 (CONTINUACIÓN) 
CAMPO TACOBO 


FM. HUAMAMPAMPA: H1 
CALCULO VOLUMETRICO DE GAS 
GAS ORIGINAL IN SITU - RESERVAS 


Bgi 0,002509 
GASOLINA ORIGINAL 85 
EN EL SITIO (Bpc) 

FACTOR DE RECOBRO 0,66 
Mecanismo de Producción 

RESERVAS 56 
RECUPERABLES (Bpc) 

ESTIMACION DE CONDENSADO 281.328 
RECUPERABLE (Bbls) 


El condensado fue estimado usando un rendimiento de 5 Bbls/MMpc que es el promedio del campo. 


TABLA lll. 114: CALCULO VOLUMÉTRICO DE RESERVAS: ARENISCA H2 


CAMPOTACOBO 
FM. HUAMAMPAMPA YACIMIENTOS H2 
CALCULO VOLUMETRICO DE GAS 
GAS ORIGINAL EN EL SITIO - RESERVAS 
HUAMAMPAMPA 
H2 SS 5355 
TC BOLIVIA OCT 2006 

AREA 2.198,34 
h 10,00 
Porosidad 0,09 
Sgi 0,66 
Bgi 0,002509 
GASOLINA ORIGINAL 78 
IN SITU (Bpc) 
FACTOR DE RECOBRO 0,66 
Mecanismo de Producción 
RESERVAS 51 
RECUPERABLES (Bpc) 
ESTIMACION DE 
CONDENSADO 256.402 
RECUPERABLE (Bbls) 


El condensado fue estimado usando un rendimiento de 5 Bbls/MMpc que es el promedio del campo. 
Las reservas estimadas en H2 se han considerado en el rango de probables ya que no fueron 
probadas en el pozo y al contrario de lo expresado en el informe de DG8M de Marzo de 2004 donde 
se les considera probadas por tener mejores propiedades petrofísicas, de acuerdo a los registros 
eléctricos. 


Página 426 


Empresa PLUSPETROL MHE - Cooperación Canadiense | 


CAMPO TAJIBO 


TABLA lll. 115: CALCULO VOLUMÉTRICO DE RESERVAS 


CAMPO TAJIBO 


FM. PETACA 


CALCULO VOLUMETRICO DE GAS 


GAS ORIGINAL EN EL SITIO - RESERVAS 


PROBADAS 
AREA 716,60 
h 18,00 
Porosidad 0,18 
Sgi 0,65 
Bgi 0,0088 
GASOLINA ORIGINAL 25 
EN EL SITIO (Bpc) 
FACTOR DE RECOBRO 0,7 
Mecanismo de Producción (1) Expansión de gas y empuje Hidráulico 
RESERVAS 17 
RECUPERABLES (Bpc) 
ESTIMACION DE CONDENSADO 85.781 
RECUPERABLE Bls 


El condensado fue estimado usando un rendimiento de 5 Bbls/MMpc que es el promedio del campo. 

(1) Esta consideración se hace con base en el comportamiento de la Fm. Huamampampa en el pozo Bermejo- 
X44, además por los resultados de una prueba de build up, donde por el comportamiento del mismo se 
observa un empuje externo. 


Página 427 


Empresa PLUSPETROL MHE - Cooperación Canadiense 


FIGURA lll. 119 MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO PETACA 


CAMPO HUAYCO 
TABLA lll. 116: CALCULO VOLUMÉTRICO DE RESERVAS 


CAMPO HUAYCO 
ARENISCA HUAYCO 
CALCULO VOLUMETRICO DE GAS 
GAS ORIGINAL EN EL SITIO - RESERVAS 
FM. HUAYCO 
PROBADAS 
AREA 730,25 
h 45 
Porosidad 0,04 
Sgi 0,65 
Bai 0,004181 
GASOLINA ORIGINAL 29 
EN EL SITIO (Bpc) 
FACTOR DE RECOBRO 0,5 
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TABLA 111.117 (CONTINUACIÓN) 
CAMPO HUAYCO 
ARENISCA HUAYCO 
CALCULO VOLUMETRICO DE GAS 
GAS ORIGINAL EN EL SITIO - RESERVAS 


Mecanismo de Producción (1) Expansión de gas y empuje Hidráulico 
RESERVAS 15 
RECUPERABLES (bpc) 


ESTIMACION DE CONDENSADO 
RECUPERABLE Bls 


El condensado fue estimado usando un rendimiento de 5 Bbls/MMpc que es el promedio del campo. 
(1) Esta consideración se hace con base en el comportamiento de la Fm. Huamampampa en el pozo 
Bermejo-X44, además por los resultados de una prueba de build up, donde por el comportamiento 
del mismo se observa un empuje externo. 


73.011 


CAMPO MADREJONES 
TABLA lll. 117: CALCULO VOLUMÉTRICO DE RESERVAS 


CAMPO MADREJONES 
FM. HUAMAMPAMPA 
CALCULO VOLUMETRICO DE GAS 
GAS ORIGINAL EN EL SITIO - RESERVAS 
PROBADAS 

AREA 765,48 
h 40,00 
Porosidad 0,05 
Sgi 0,67 
Bgi 0,00261 
GASOLINA ORIGINAL 55 
EN EL SITIO (G) (bpc) 
FACTOR DE RECOBRO 0,6 
Mecanismo de Producción (1) Expansión de gas y empuje hidráulico 
RESERVAS 33 
RECUPERABLES (bpc) 
ESTIMACION DE CONDENSADO 
RECUPERABLE Bls iia 


El condensado fue estimado usando un rendimiento de 5 Bbls/MMpc que es el promedio del campo. 
(1) Esta consideración se hace con base en el comportamiento de la Fm. Huamampampa en el pozo 
Bermejo-X44, además por los resultados de una prueba de build up, donde por el comportamiento 
del mismo se observa un empuje externo. 


Cuando ocurrió el descontrol del pozo Madrejones X-1001, este se encontraba revestido 
con un liner de 7 5/8” hasta el tope de la Fm. Huamampampa. Se quemó gas proveniente 
de la Fm. Huamampampa) durante seis meses, (se encontraba abierto y luego se vino en 
agua), por lo que, considerando este hecho y tomando en cuenta que este reservorio 
quedo gravemente afectado, sus reservas remanentes nunca podrán ser extraídas, 
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(hecho corroborado por Pluspetrol en su último informe de reservas remanentes, donde 
las asumen como cero), entonces se podría decir que la pérdida de reservas extraíbles 
del reservorio Huamampampa en el campo Madrejones, serían aquellas calculadas por 
TC Bolivia, las cuales ascienden a 33 Bpc de gas y 462 Mbbls de condensado. 


TABLA lll. 118: CALCULO VOLUMÉTRICO DE RESERVAS 


CAMPO MADREJONES 
FM. ICLA 
CALCULO VOLUMETRICO DE GAS 
CIRT EAN ORIGINAL 7 EL SITIO - RESERVAS 


| Ica | 
DeGolyer and COMENTARIOS 
PROBADAS PROBABLES MacNaughton 
1.005,51 Z= -42795 Mapa tomado de Pluspetrol 


[4900 | 00 49,00 Tomado de registros Madrejones X-1002 


Porosidad Tomado de informe estado actual campo 
0,05 0,05 Madrejones" Pluspetrol 
Sgi 0,65 0,65 


Bgi 0,002558 0,002558 Tomado de informe Pluspetrol 
EN EL SITIO (G) (bpc) 


] E 1) Expansión de gas 
Mecanismo de Producción 


y empuje Hidráulico 
RESERVAS Pluspetrol reporta 19,3 bpc de reservas 
probadas patra Icla 


RECUPERABLES (bpc) 36 
ESTIMACION DE CONDENSADO 
e O A A 
El condensado fue estimado usando un rendimiento de 5 bbls /MMpc que es el promedio del campo. 
(1) Esta consideración se hace con base en el comportamiento de la Fm. Huamampampa en el pozo 
Bermejo-X44, además por los resultados de una prueba de build up, donde por el comportamiento del 
mismo se observa un empuje externo. 
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TABLA lll. 119: CALCULO VOLUMÉTRICO DE RESERVAS 


CAMPO MADREJONES 
FM. SANTA ROSA 
CALCULO VOLUMETRICO DE GAS 
GAS ORIGINAL EN EL SITIO - RESERVAS 
PROBABLES 

AREA 769,81 
h 18,00 
Porosidad 0,05 
Sgi 0,6 
Bgi 0,002558 
GASOLINA ORIGINAL 22 
EN EL SITIO (Bpc) 
FACTOR DE RECOBRO 0,55 
Mecanismo de Producción (1) Expansión de gas y empuje Hidráulico 
RESERVAS 12 
RECUPERABLES (Bpc) 
ESTIMACION DE CONDENSADO 
RECUPERABLE (Bbls) ió 


El condensado fue estimado usando un rendimiento de 5 Bbls MMpc que es el promedio del campo. 
(1) Esta consideración se hace con base en el comportamiento de la Fm. Huamampampa en el pozo 
Bermejo-X44, además por los resultados de una prueba de build up, donde por el comportamiento 
del mismo se observa un empuje externo. 


El factor de recobro utilizado en los cálculos de las reservas probadas y probables para el 
campo Madrejones fue de 58,6%, Fms. Icla y Santa Rosa (55%) y Fm. Huamampampa 
66%. 
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FIGURA lll. 120: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO SANTA ROSA 
(FUENTE: DG8.M, 2004) 
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1000 
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FIGURA lll. 121: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE RESERVORIO ICLA 
(FUENTE: DGáMI, 2004) 
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FIGURA lll. 122: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO SUPERIOR 
HUAMAMPAMPA (FUENTE: DGéM, 2004) 
Z3 5000 


Bloque colgante 


1092 --3818,6 
¡ASHLL. 


ha Frontera de reservas 
probables 
-3928 


442500 445000 


CAMPO BERMEJO 


Como se mencionó anteriormente, el mapa de la Figura 29, ha sido utilizado por la 
mayoría de los autores de cálculos de reservas, incluyendo la el mismo Pluspetrol. Este 
mapa estructural genera gran incertidumbre, por cuanto para su construcción no se utilizó 
información sísmica, ya que la muy poca que existe no se puede interpretarse, por su 
mala calidad (como lo ha manifestado por Pluspetro!). 


Su único control es el pozo Bermejo X-44 (BJO-X44) y este hecho por sí solo no da 
ninguna certeza de la forma y magnitud de la estructura, ya que esta puede ser más 
pequeña o más grande, esto no se puede establecer con seguridad con los datos que se 
contaban, más aun si se tiene en cuenta que este mapa representa las ideas estructurales 
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que se tenían en los años 80, como una estructura anticlinal afectada por fallas y debido a 
que en los años 90 se ha desarrollado una nueva idea estructural que responde a un 
cabalgamiento, este mapa estructural, base para el cálculo de reservas Fm. 
Huamampampa cambia de manera substancial, involucrando probablemente una falla de 
cabalgamiento. 


ANALISIS DE RESULTADOS 


Para los campos Bermejo y Toro, operados por Pluspetrol, las reservas remanentes 
estimadas por la Empresa TC Bolivia a Julio de 2006 por el método de curvas de 
declinación fueron 8.4 Bpc de gas y 909.473 bbls de líquidos (petróleo y condensado en 
conjunto). 


Las reservas probadas de gas iniciales de los campos Madrejones, Huayco, Tajibo, 
Tacobo y Río Seco, calculadas por el método volumétrico fueron 0.128 TCF de gas y 842 
Mbbls de condensado. Los volúmenes producidos a julio de 2006, fueron de 23,46 Bpc de 
gas y 167 Mbbls de condensado (Ver Tabla 111.88), por lo que las reservas remanentes de 
gas se encontraban en el orden de los 0.105 TCF de gas y 675 Mbbls de condensado. 


Los resultados de las reservas remanentes de gas, obtenidos por el método de curvas de 
declinación, que involucran solo las reservas de la Fm. Huamampampa en Bermejo, dan 
una cifra de 3,6 Bpc. Es necesario resaltar que esta, sólo involucra las reservas de gas 
remanentes relacionados a la zona de drenaje del único pozo perforado en esta estructura, 
que es el pozo BJO X-44. De esta manera si sumamos esta cifra de reservas remanentes 
a la del resto de campos (105 Bpc), el total de reservas remanentes de gas de Pluspetrol 
fue es de 108 Bpc, según los cálculos realizados por TC Bolivia. 


La Tabla 111.122, resume los resultados de las reservas recuperables de gas para cada uno 
de los campos. De igual manera se realizaron los cálculos de condensado total de 
Pluspetrol, como se observa en la siguiente Tabla lIl. 122 


Página 435 


Empresa PLUSPETROL MHE - Cooperación Canadiense 


TABLA III. 120: RESERVAS REMANENTES DE GAS A JULIO DE 2006 
RESERVAS REMANENTES DE GAS (bpc) 
PLUSPETROL BOLIVIA CORPORATION 
DECLINACIÓN DE CURVAS DE PRODUCCIÓN / CÁLCULOS VOLUMÉTRICOS 


oo —o— —3l7l7l7l7l- | BERMEJO | TACOBO | TAJIBO MADREJONES | RÍO SECO 


RESERVAS PROBADAS INICIALES POR 


CAMPOS TC-BOLIVIA-VOLUMETRICOS (bpc) 56 17 15 36 4 
TOTAL PROBADAS INICIALES TC-BOLIVIA- 


ercer igaliaal (EP HET PA [A [E 
CAMPOS, Julio de 2006 (bpc) 

ESE acc A] 
Bermejo) (bpc) 
ad PO EP PT 

(Sin Bermejo) (bpc) 4 
Votumeratcos pg] 
VOLUMETRICOS (bpc) 

DECLINACIÓN A] 


a, TOTAL RESERVAS REMANENTES 

POR AMBOS METODOS (bpc) 108 

PROBADAS INICIALES CAMPOS MS 
REPORTADAS POR PLUSPETROL (bpc) 149,3 151,2 20,7 4,1 50,8 
TOTAL PROBADAS INICIALES 

REPORTADAS POR PLUSPETROL (bpc) 

RESERVAS REMANENTES DE GAS POR 

CAMPOS REPORTADAS POR PLUSPETROL 1,7 80,2 12,3 17,9 13,9 
GRAN TOTAL RESERVAS REMANENTES DE 


GAS REPORTADAS POR PLUSPETROL 
(bpc) 140 
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TABLA Ill. 121: RESERVAS REMANENTES DE CONDESADO 
RESERVAS REMANENTES DE CONDENSADO (Mbls) 
PLUSPETROL BOLIVIA CORPORATION 
DECLINACIÓN DE CURVAS DE PRODUCCIÓN / CÁLCULOS VOLUMÉTRICOS 


BERMEJO | TACOBO HUAYCO | MADREJONES | RÍO SECO 


RESERVAS PROBADAS INICIALES POR 
CAMPOS TC-BOLIVIA-VOLUMETRICOS 
(Mbls) 281 73 359 43 
TOTAL PROBADAS INICIALES TC-BOLIVIA- 
VOLUMETRICOS (Sin Bermejo) (Mbls) 842 


PRODUCCION ACUMULADA DE 
CONDENSADO POR CAMPOS, Julio de 2006 
(Mbls) 900 76 91 


TOTAL PRODUCCION ACUMULADA (Sin 


Bermejo) (Mbls) 167 

RESERVAS REMANENTES POR CAMPOS 

(Sin Bermejo) (Mbls) 205 86 73 268 43 
RESERVAS REMANENTES SOLO 

VOLUMETRICOS (Mbls) 675 


RESERVAS REMANENTES POR CURVAS DE 
DECLINACIÓN (Mbls) 156 


GRAN TOTAL RESERVAS REMANENTES DE 
CONDENSADO (Mbls) 832 
396,0 PUR 


Las reservas remanentes de petróleo para la Fm. Tarija de los campos Bermejo y Toro, 
fueron calculadas por medio del análisis de las curvas de declinación. Ver Tabla 111.123. 


RESERVAS REMANENTES DE CONDENSADO 
POR CAMPOS REPORTADAS POR 
PLUSPETROL (Mbls) 

GRAN TOTAL RESERVAS REMANENTES DE 
CONDENSADO REPORTADAS POR 
PLUSPETROL (Mbls) 


TABLA lll. 122: CURVAS DE DECLINACIÓN 
RESERVAS REMANENTES DE PETROLEO (Bbls) 
PLUSPETROL BOLIVIA CORPORATION S.A. 
DECLINACIÓN DE CURVAS DE LA PRODUCCION 


FORMACIÓN TARIJA BERMEJO | TORO 
(Bbls) 212.741 | 283.000 
TOTAL RESERVAS REMANENTES (Bbls) 495.741 


Página 437 


Empresa VINTAGE PETROL MEH - Cooperación Canadiense | 


111.6 EMPRESA VINTAGE PETROL 


A continuación se muestra un cuadro de resumen de reservas remanentes de gas y 
condensado de los campos Naranjillos, Nupuco, Chaco Sur y Porvenir de la Empresa 
Vintage Bolivia Inc. 


TABLA 111.123: RESERVAS CAMPOS PEQUEÑOS (MENORES) 


RESERVAS CAMPOS MENORES 
GAS PETROLEO/CONDENSADO 


di PRODUCCION | RESERVA VOLUMEN [PRODUCCION | RESERVA 
CAMPO RESERVORIO| ORIGINA! ACUMULADA | ABRIL/06 [RECUPERABLE| ACUMULADA | ABRIL/06 
MILLONES MILLONES MILLONES 
BLS BLS BLS 
Hs O 


NARANJILLOS TOTAL 0,53978 0,07195 0,46783 6,25080 0,4938 5,757 


2 ÑUPUCO TOTAL 0,05086 0,10294 0,8691 


CHACO SUR TOTAL pay 0,01936 0,01584 0,4895 0,1707 0,3188 


4 PORVENIR TOTAL 0,1649 0,0006 14,08 14,077 


RESUMEN DE RESERVAS CAMPOS VINTAGE 


El presente documento trata, fundamentalmente de la evolución de las reservas así como 
de la evolución de los volúmenes de producción de los campos operados por la empresa 
Vintage Petroleum Boliviana Ltd. desde el inicio de sus actividades hasta el 01 de Mayo 
de 2006. 


RESERVAS PROBADAS Y PROBABLES 


CAMPO NARANJILLOS 


TABLA lll. 124: RELACION DE RESERVAS PROBADAS DE GAS 
PRE Y POST VINTAGE 


Resenvorios | YPFB al VINTAGE al Diferencia 
31/12/1997 |31/12/1999 BCF BCF 


| BCF | 


En base a la certificación de DG8M al 30 de abril de 2006 el campo Naranjillos contaba 


con las siguientes reservas. 
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TABLA Ill. 125: RESERVAS DE GAS Y CONDENSADO 


RESERVAS | GAS |CONDENSADO 
MMp Bis. 


PROBADAS — |467.832 5.737.036 
PROBABLES |397.503 4.484.604 


TABLA III. 126: RESERVAS REMANENTES 


R cor Producción Acumulada | Reservas Remanentes 
EScHES e MQrBies al 30/04/2006 Probadas al 30/04/2006 


Gas Condensado Gas Condensado Gas Condensado 
(MMpc) (Bbls) (MMpc) (Bbls) (MMpc) (Bbls) 


539.782 | 6.250.853 71.950 493.817 467.832 | 5.757.036 


La producción experimentó un importante incremento desde 1.5 MMpcd el año 1997 hasta 
un promedio de 15.6 MMpcd el 2006. Dando como resultado una producción acumulada 
al 30 de abril de 2006, de 71950 MMpc de gas y 493817 bbls de condensado. El potencial 
productivo del campo puede alcanzar los 30 MMpcd. 


FIGURA lll. 123: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE RESERVORIO IQUIRI 
(FUENTE: DG8M, 2004) 
00 


X 
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A 
| 
xao! 
Ñ Ñ 
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CAMPO ÑUPUCO 


Como no se efectuaron ajustes desde el año 1997 y las reservas del campo Ñupuco 
disminuyeron debido de a los volúmenes producidos de gas y condensado, al 30 de abril 
de 2006 en base a la certificación de DG8M, el campo Nupuco contaba con las siguientes 
reservas: 


TABLA III. 127. RESERVAS DE GAS Y CONDENSADO 


RESERVAS | GAS  ]CONDENS 
(MMpc) | ADO (Bls.) 


Tomando en cuenta las reservas originales menos la producción acumulada hasta el 30 
de abril de 20006, en la Tabla 111.129, se muestra la relación de las reservas remanentes 
probadas: 


TABLA lll. 128: RESERVAS REMANENTES 


Producción Acumulada Reservas Remanentes 


Reservas Originales al 30/04/2006 Probadas al 30/04/2006 
Gas Condensado Gas Condensado Gas Condensado 
(MMpc) (Bbls) (MMpc) (Bbls) (MMpc) (Bbls) 


153.846 2.250.515 50.863 869.087 102.983 1.381.428 


La producción del campo Ñupuco ha sido intermitente con altibajos en los caudales de 
gas y condensado; habiendo acumulado hasta el 30 de abril de 2006, un volumen de 
50.863 MMpc de gas y 869.087 bbls de condensado. El comportamiento de dicha 
producción manifiesta una declinación normal. 
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FIGURA lll. 124: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO SAN TELMO 
PARTE SUPERIOR (FUENTE: DGéM, 2004) 
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FIGURA lll. 125: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO CANGAPI C (3) 
(FUENTE: DG8.M, 2004) 
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CAMPO CHACO SUR 


El campo Chaco Sur fue descubierto con la perforación del pozo CHS- X101 (denominado 
anteriormente NPC-X103) en la arenisca San Telmo. El comportamiento de la producción 
muestra una declinación cuya tendencia se asemeja aun reservorio de extensión limitada 
sin intrusión de agua. 
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En base a la certificación de DG8M al 30 de abril de 2006, el campo Chaco Sur contaba 
con las siguientes reservas: 


TABLA lll. 129: RESERVAS DE GAS Y CONDENSADO 


RESERVAS CONDENSADO 
(MMpc) (Bls.) 


PROBADAS 15.841 318.810 
PROBABLES 5.495 65.927 


TABLA III. 130 RESERVAS REMANENTES 


R Original Producción Acumulada al Reservas Remanentes 
ia li 30/04/2006 Probadas al 30/04/2006 
Gas Condensado Gas Condensado Gas Condensado 
(MMpc) (Bbls) (MMpc) (Bbls) (MMpc) (Bbls) 
35.201 489.527 19.360 170.717 15.841 318.810 


La producción acumulada al 30 de abril de 2006, fue de 19.360 MMpc de gas natural y de 
14.170.717 bbls de condensado. De acuerdo a las proyecciones de DGáM, con la 
tendencia declinatoria tendría una vida productiva hasta el año 2012, con caudales de 4.5 
MMpcd de gas y 82 bpd de condensado. 


CAMPO PORVENIR 


El campo Porvenir, fue explotado por ciclaje de gas a objeto de optimizar la recuperación 
de condensado antes de dejar de producir el apo 2006. 

Al 30 de abril de 2006, en base a la certificación de la DG8¿M, el campo Porvenir contaba 
con las siguientes reservas: 


TABLA III. 131: RESERVAS DE GAS CONDENSADO 


RESERVAS CONDENSADO 
(MMpc) (Bls.) 


PROBADAS 2.872 
PROBABLES| 2.666 53.400 


TABLA III. 132. RESERVAS REMANENTES 


EE Reservas Remanentes 
e Producción Acumulada 
Reservas Originales al 30/04/2006 Probadas al 
30/04/2006 
Gas (MMpo) Condensado Gas Condensado Gas Condensado 
p (Bbls) (MMpc) (Bbls) (MMpc) (Bbls) 
165.509 14.080.622 | 164.958 14.077.750 551 2872 


La producción acumulada al 30 de Abril de 2006 fue de 164.958 MMpc de gas y de 
14.077.750 bbls de condensado. 
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Al 2006, las facilidades de producción funcionaban sólo para recepcionar y procesar los 
volúmenes de gas y condensado que se producían en los campos de Nupuco y Chaco 
Sur. 


CAMPO ÑUPUCO 


TABLA III. 133: EVOLUCION DE LAS RESERVAS DE GAS NATURAL 


Hasta el 
31/12/1994-1995 Reservas PROBADAS | Reservas PROBABLES 
Condensado| Gas 
YPFE o [Pa 


YPFB -94 da e a o 


YPFB-DCCO-95 654.998 80.011 7 000 


TABLA lll. 134: PRODUCCION ACUMULADA AL 31/12/1995 


Reservorios | Condensado Gas 
(Bbls) (MMpc) 
TOTAL 0 0 


El significativo incremento de las reservas del campo Ñupuco, fue objeto de un minucioso 
análisis de los parámetros que sirvieron de base para el cálculo de las mismas, sin 
embargo no se pudieron encontrar los respaldos correspondientes. 
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FIGURA lll. 126: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO TAPECUA 
(FUENTE: DG¿.M, 2004) 
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CAMPO NARANJILLOS 


El Campo Naranjillos geográficamente está ubicado a 25 Km. al sudoeste de la Ciudad de 
Santa Cruz de la Sierra. Geológicamente esta Eestructura es un Aanticlinal asimétrico con 
orientación Noroeste a Sureste, el flanco occidental es suave (aproximadamente 6”) y el 
oriental es pronunciado (aproximadamente 50%). En esta estructura, situada en el borde 
oriental de la faja de pie de monte, YPFB perforó 26 pozos entre los años 1962 y 1970. 


El campo, descubierto por YPFB en 1962, como productor de gas y condensado, es 
relativamente de dimensiones medianas, comparado con los estándares de Bolivia. Desde 
su descubrimiento hasta el 30 de abril del 2006, produjo 71.95 Bcf de gas y 493.817 bbls 
de condensado. 


El 3 de octubre de 1998 Vintage Petroleum Boliviana Ltd., empieza la perforación de su 
primer pozo, el NJL-X104 y hasta el año 2000 realiza la perforación total de 10 pozos, 
investigando con el pozo NJL-X111 sedimentos del Sistema Silúrico. En esta estructura se 
tiene la siguiente estratigrafía generalizada. 


TABLA lll. 135: ESTRATIGRAFIA GENERALIADA 


po pa ES Los reservorios de este campo se 
caracterizan por ser de gas seco a 
condiciones de yacimiento y son los 
Naranjillos siguientes: 


Cajones 


Terciario 


=== APA - San Isidro, Santa Cruz, Cajones, 
—— Escarpment, Taiguati, Iquiri con reservas 
Scarpment con reservas probadas y probables. 
po Y Taiguati [| Medio | 

Y Tupambo - Tupambi y Los Monos con reservas 
Iquiri Superior probadas. 


2 iquii imferior 


Silurico 


El estado de los 36 pozos al 2006, es el 
siguiente: 


Santa Rosa 


TABLA lll. 136: ESTADO DE LOS POZOS 
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TABLA 111.137 (CONTINUACION) 


is] or | ar 


De los 10 pozos perforados por VPB en la estructura de Naranjillos, todos han sido de 
carácter exploratorio. El pozo NJL-X101, investigó el Carbónifero Inferior del bloque bajo 
de la Falla Naranjillos. El pozo NJL-X104, investigó y evaluó La Fm. Iquiri Inferior y cinco 
pozos han investigado y registrado a la Fm. Los Monos (NJL-X102, NJL-X108, NJL-X103, 
NJL-X110 y NJL-X107). Los pozos NJL-X105 y NJL-X118 investigaron la Fm. 
Huamampampa y el NJL-X111 investigó la Fm. Santa Rosa y sedimentos superiores del 
Silúrico. 

Con los pozos perforados por VPB, se descubrieron hidrocarburos en el Devónico 
superior. 

A continuación presentamos un resumen de los 10 pozos perforados por VPB en este 
campo, siendo todos ellos de carácter exploratorio: 


POZO NJL-X104 


Perforado por YPFB, a 750 m. al noroeste del pozo NJL-X9 (Bloque Central), con el 
objetivo de investigar la presencia de hidrocarburos en las Fms. Los Monos e lIquiri del 
Sistema Devónico. 


Cumplió con el objetivo de la propuesta geológica, ya que fue descubridor de nuevo 
yacimiento profundo en la Fm. Iquiri Inferior del Devónico, al 2006 se encontraba en 
producción. 


PARAMETROS BASICOS PARA EL CÁLCULO DE RESERVAS 
TABLA lll. 137: RESERVA PROBADA IQUI. INF. (INTERVALO VERDE) 


PARAMETROS PETROFISICOS 


POZO [ TOPE | BASE [ESP.NETO] POR | sw 

08 
550 
NUL102 | 06650 | 8606 | 69 | 204 [098 
NUc104 | astsa | 85371 | 08 | 280 | $2 
103 
NULctO7| 309 | esos | 99 [26 [487 
124 


Promedio 21.4 44.56 
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TABLA lll. 138: RESERVA PROBADA IQUI. INF. (INTERVALO AMARILLO) 


PARAMETROS PETROFISICOS 
POZO TOPE BASE | ESP. NETO 
(MD) 


NETO | POR] 

MC A 
Jr 
UC0a 35 
UE 373 
UE07 EE 


Promedio 24.2 40.6 


ESP.NETO | POR | SW 
z 
14 
55 


PARAMETROS PETROFISICOS 
BASE | ESP. NETO 


50D | 009 | ot [wi | 


NETO | POR | 
3 E 0.1 


Pozo | TOPE | BASE |ESP.NETO | POR | SW 
00 
ubaos | 4624] 05045 | 60] 197 [6 


Promedio 19.3 44.7 
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TABLA lll. 142: RESERVA PROBABLE IQUI. INF. (INTERVALO VERDE) 


PARAMETROS PETROFISICOS 
POZO TOPE BASE ESP. NETO | POR. | SW | 
(MD) (MD) 


Nuos | as164 | 805 | os | 220 [as 


Promedio 21.2 41.5 


TABLA lll. 143: RESERVA PROBABLE IQUI. INF. (INTERVALO AMARILLO) 


POZO | TOPE | BASE [ESPNETO| POR | SW 
GA] 385 | e00 [00 | | — 


Promedio 22.6 50.5 
TABLA lll. 144: RESERVA PROBABLE IQUI. INF. (INTERVALO NARANJA) 

POZO 
[NuLa103 | asro.J | asre2 | oo | 
NUL>108 | 85615 | 85657 | 06 | 

Promedio 26.7 55.4 

TABLA Ill. 145: RESERVA PROBABLE IQUI. INF. (INTERVALO ROJO) 

Pozo | TOPE | BASE |ESP.NETO| POR | Sw 

(2%) 

Promedio 19.8 42.2 

TABLA III. 146: RESERVA PROBABLE LOS MONOS 


INTERVALO PARAMETROS PETROFISICOS 
POZO TOPE BASE ESP. NETO | POR | sw | 
(MD) (MD) 


Promedio 20.9 42.5 
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EVOLUCION DE RESERVAS PROBADAS Y PROBABLES 
ANTECEDENTES 


Como antecedente debemos señalar que el año 1962 en el campo Naranjillos, YPFB 
perforó el primer pozo exploratorio, NJL-X1 hasta la profundidad de 3.244 mbbp con 
resultado poco satisfactorio, pues llegó a detectar indicios de hidrocarburos en la base del 
Terciario y el tope del Cretácico. 


Posteriormente, como resultado de los estudios de geología efectuados en base a la 
información aportada por el primer pozo; el año 1964, YPFB perforó el pozo NJL-X2 hasta 
la profundidad de 1.465 mbbp con resultado positivo, pues fue clasificado como 
descubridor de reservas comerciales de gas y condensado en el campo Naranjillos. 


YPFB, continuó la perforación exploratoria con los pozos NJL-X4 a 3.254.3 mbbp el año 
1965; NJL-X5 a 3.571.5 mbbp el año 1966 y el pozo NJL-X9 a 3.743.5 mbbp el año 1968, 
y con la perforación de 21 pozos entre los años 1964 a 1970 desarrolló el campo, 
haciendo un total de 26 pozos perforados en el Campo Naranjillos. 


EVOLUCIÓN DE RESERVAS PROBADAS Y PROBABLES CON YPFB 


Según los resultados de las pruebas de producción y la evaluación de los gradientes de 
presión estática y dinámica, se pudo establecer que el fluido de reservorio corresponde a 
una sola fase de gas natural con poca cantidad de componentes licuables. (Ref. Tabla de 
Presiones y Temperaturas de Reservorios). 


La producción de condensado se debe al cambio de presión y temperatura que el gas en 
su recorrido por las instalaciones sub-superficiales hasta los separadores de fluidos en 
superficie está sometido. 


CAMPO NARANJILLOS 


TABLA lll. 147: RESERVAS DE GAS NATURAL (1991-1996) 


viarsst|] vers [878 | 0] 
siiaos2| —yere | io6a8Ñ | o] 
[sviaess| vers | 10222 | 0] 


[swizrtesa[ vers | sae2 | 0] 
[swiaiess| —veFs | 16408 | o] 
[s1i2/1986 | GecconsultSA | 188300 | 0] 
[sizes] vers | 162888 | o] 
[siiz/tese |] —becayer | 168051 | o] 
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TABLA lll. 148: RESERVAS DE CONDENSADO (1991-1996) 


A Yield 


avianes|—veFs | 7essra [o | 682 | 
Peviaresa] ves | e9ea6o [o | os | 
Peviaiess| ves | ersse7 [o | 06 | 


Fecha 


Poviarosa ves | esoste | o | 07 | 
Peiasss| vers | eromss [o | 59 | 
[81/12/1996] GeoconsultSH | 1.207.709 | 0 | 788 | 


31/12/1996] YPFB 965.09 [| 0 | 5.93 
31/12/1996]  DeGolyer | 1.081.969 [ 0 | 6.63 | 


Las reservas probadas de gas natural, mantienen buena consistencia en los volúmenes 
certificados, ya que en general, las certificaciónes realizadas, aunque muestran una 
evolución se encuentran alrededor de los 163 Bcf determinados por YPFB el año 1995 
dando validez y consistencia a ésta cifra. Entre 1991 y 1996, solo Geoconsult SRL y 
DGé8M certificaron reservas probadas de condensado en más de 1 MMbbls, en cambio 
YPFB y la consultora IPEC certificaron reservas probadas de condensado por debajo del 
millón de barriles. 


Se determinó que el rendimiento de condensado en promedio fue de 6.68 bbls/MMpc; que 
promediados con los valores de los rendimientos de licuables, son bastante consistentes 
en todas las evaluaciones. Solo la consultora IPEC certificó reservas probables de gas y 
condensado, pero no tiene el respaldo necesario para certificar ésta cifra. 


CARACTERIZACION DE RESERVORIOS - IPEC (1991) 


En Marzo de 1991, la Cia. International Petroleum Engineering Consultants (IPEC) de 
Inglaterra, caracterizó los diferentes reservorios del campo Naranjillos, información que ha 
sirvió para la certificación de reservas de gas y condensado y para tomar una decisión en 
el posible contrato de compra-venta de gas al Brasil. 


Los datos más importantes obtenidos de la caracterización de reservorios fueron los 
siguientes: 


TABLA III. 149: PARAMETROS Y PROPIEDADES DE LOS RESERVORIOS 


Parámetros | San Isidro paa Cajones e la Totaicito 
Porosidad 0.17 0.18 0.20 0.18 0.18 0.155 
Swi 0.52 0.52 0.50 0.43 0.50 0.485 
Hneto (m) 7.62 16.2 14.3 11.3 8.2 2.7 
Temp. (9F) 113 115 118 130 140 166 
Pi (psia) 1622.7 1635 1645 2230 | 2635 | 3920 
Bg(pc/pcs) 1.674 1.650 1.644 1.998 | 10.455 | 0.824 
Grav. Gas 0.608 0.621 0.643 0.664 0.666 0.643 
2API cond. 62 63 61.3 65.4 64.4 61.3 
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Todos los reservorios del cuadro anterior, corresponden al bloque alto de la estructura de 
Naranjillos. 


Los pozos habilitados para producción en ese entonces fueron los siguientes: 


Reservorio San Isidro: NJL-6, NJL-12 y NJL-26 

Reservorio Santa Cruz: NJL-X2, NJL-3, NJL-X4, NJL-19, NJL-24, NJL-25 
Reservorio Cajones: NJL-21 

Escarpment Superior: NJL-11 

Escarpment Medio: NJL-22 

Reservorio Totalcito: NJL-14 


En base a la caracterización de fluidos de resevorio, Naranjillos fue clasificado como un 
campo de gas con poco contenido de licuables y aunque fue desarrollado en la década de 
los años 60, por falta de mercado para el gas, recién se comenzó a explotar en 1987 y 
alcanzó su máxima producción (aproximadamente 20 MMpcd) a principios de 1989. 


A fines de 1996, las instalaciones superficiales de campo, como ser el sistema de 
deshidratación de gas y compresores, fueron trasladados a otro campo, determinando el 
cierre de casi todos los pozos. 


TABLA lll. 150: RESERVAS PROBADAS DE GAS NATURAL POR RESERVORIOS 


YPFB al [VINTAGE al| _. 
Reservorios | 31/12/1997 | 31/12/1999 | Diferencia 
BCF BCF ibid 
¡ 65.719 77.325 (+) 11.606 |Reinterpretación geológica 
anta Cruz 34.693 40.504 (+) 5.811 
e —Ó —= 


1 
Cai 18.353 19.715 30.212 [Reinterpretación geológica 
sl 28.850 
6 


ici 28.367 (+) 69.283  |Reinterpretación geológica 
(+ 


upambi 63.045 62.285 |Reinterpretación geológica 
OTAL 162.516 | 564.215 | 401.698 | | 


EVOLUCION DE LOS VOLUMENES DE PRODUCCIÓN 


) 11 
) 5. 
) 30. 
: 9) 
) 69. 
) 62. 
224. 


La producción acumulada del campo Naranjillos hasta el 30 de abril de 2006 fue 71.950 
MMpc de gas natural y 493.817 bbls de condensado. El comportamiento de la producción 
del campo puede observarse en la siguiente información tabulada y graficada: 
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CAMPO NARANJILLOS 


TABLA lll. 151: PRODUCCIÓN DE GAS Y CONDENSADO (1997-2006) 


CAUDAL DE GAS CAUDAL DE CONDENSADO 
AÑOS 
(MMpca) (bpa) 


FIGURA lll. 127: HISTORIAL DE PRODUCCIÓN DE GAS Y CONDENSADO 
(1997-2006) 
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De las tablas y gráficas se puede observar que la producción de gas y condensado en el 
campo Naranjillos experimentó un importante incremento de 1.5 MMpcd en 1996 (NJL-X2, 
NJL-3, NJL-19 y NJL-21) hasta un promedio de 15.6 MMpcd. No se observa declinación 
debido principalmente a que éste campo tuvo producción restringida por falta de mercado 
y recién produjo regularmente desde el año 2000. 
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FIGURA lll. 128: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
(Ene/1997 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 129: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 
(Ene/1997 - Jun/2011) 


Petróleo y/o Condensado 
(BBL/Mes) 
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TABLA lll. 152: PRONOSTICOS DE PRODUCCIÓN DEL CAMPO NARANJILLOS 


Reservas Probadas Reservas Probadas Résenss Probadas 
Desarrolladas Ñ Desarrolladas Ne Desarolladas 

En actual Producción Sin Producción actual 

Gas Condensado Gas Condensado Gas Condensado 
Años (MMpc) (MBbls) (MMpc) (MBbls) (MMpc) (MBbls) 
2006 5475 36.6 0 0 0 0 
2007 5475 36.6 0 0 0 0 
2008 5475 36.6 247 1.6 0 0 
2009 5475 36.6 1911 12.8 0 0 
2010 5392 36.0 3608 24.1 0 0 
2011 5021 33.5 4179 27.9 0 0 
2012 4698 27.5 4602 30.7 0 0 
2013 4414 25.8 5036 29.5 0 0 
2014 4163 24.3 5444 31.8 0 0 
2015 3939 23.0 6061 35.5 0 0 
2016 3734 21.8 6766 39.6 2070 44.8 
2017 3551 19.3 7399 43.3 4403 93.5 
2018 3386 18.4 7564 41.1 5909 118.2 
2019 3235 17.6 8362 45.4 5095 94.5 
2020 3098 15.5 9493 51.5 10374 219.1 
2021 2973 14.9 10551 52.9 12798 256.5 
2022 2858 14.3 11605 58.1 15488 253.8 
2023 2752 13.8 19748 98.9 18468 268.4 
2024 2648 13.3 21552 108.0 18429 210.9 


(Ref. AppraiSAL Report as of December 31, 2004 — De Goldyer and MacNaughton) 


Este pronóstico de producción tiene un escenario de tiempo de 18 años; tiempo en el cual 
se estima producir 17.76 Bcf de Reservas Probadas Desarrolladas en pozos de actual 
producción, 134.78 Bcf de Reservas Probadas Desarrolladas con pozos que no están en 
producción actual y 93.03 BCF de Reservas Probadas No Desarrolladas, que suman un 
total de 304.03 Bcf de Reservas Probadas; quedando 162.86 Bcf todavía por recuperar en 
mayor espacio de tiempo. 


PRESIONES Y TEMPERATURA DE RESERVORIOS 


TABLA lll. 153: PRESIONES Y TEMPERATURAS DE RESERVORIOS NARANJILLOS 


Presión Temp. 


San Isidro | 1224,6/1226,5 | 03/11/2000 1203,3 
Cajones | 1302,2/1303,4 | 04/11/2000 1430,2 1171 
Santa Cruz | 1215/1223,4 | 04/11/2000 1116,4 120,5 
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NJL-3 | Santa Cruz [ 1228/1260 | 05/11/2000 1081,2 117,4 
NJL-22 | Escarpment | 2045,6/2047,6 | 07/11/2000 1340,6 142,2 
NJL-6 | San Isidro [ 1219/1291 | 06/11/2000 1171,6 115,1 


Fuente: Análisis de Presiones — Conpropet y Registro de Presiones y Temperaturas — Equipetrol. 


CAMPO ÑUPUCO 
ACTIVIDADES EN PERFORACION 


El Campo Ñupuco, geográficamente se halla ubicado en la Provincia Gran Chaco del 
Departamento de Tarija. Geológicamente la estructura de Nupuco forma parte del 
lineamiento estructural N-S, que incluyen en el norte a las anomalías estructurales de 
Sipuati, Simbolar, Carandaiti y Mandeyapecua. 


La actividad exploratoria en el área Ñupuco por YPFB comienza en el año 1975 con 
estudios e interpretaciones geofísicas. Las perforaciones empiezan en el año 1977, YPFB 
perfora los pozos ÑPC-X1 y ÑPC-X2 y después de un periodo largo de inactividad en este 
campo, reanuda las actividades de perforación en el año 1983 perforando tres pozos mas 
hasta el año 1985 (NPC-X3, NPC-X4 y NPC-X5). 


DSBL en el año 1995 perfora el pozo exploratorio ÑPC-X101 y en el año 1996 el pozo de 
desarrollo NPC-102. 


TABLA lll. 154: POZOS PERFORADOS 


POZOS |bemromacion | OPERADOR 
ÑPC-X1 1977 Y.PF.B. 
ÑPC-X2 1977 Y.PF.B. 
ÑPC-X3 1983 Y.PF.B. 
ÑPC-X4 1984 Y.PF.B. 
ÑPC-X5 1985 Y.PF.B. 
ÑPC-X101 1995 DSBL 
ÑPC-102 1995-1996 DSBL 


Los objetivos primarios de los pozos perforados por YPFB, fueron: investigar las areniscas 
reservorios de las formaciones Iquiri y Huamampampa pertenecientes al Sistema 
Devónico y que fueron alcanzados con la prueba de la arenisca “D” correspondiente a la 
Fm. Iquiri en el pozo SPT-X1. YPFB perforó estos pozos, pensando que todos ellos 
estaban ubicados en la parte más alta de la estructura. 


A continuación se muestra un cuadro correspondiente a la estratigrafía atravesada por 
estos pozos. 
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TABLA III. 155: SECUENCIA ESTRATIGRAFICA INVESTIGADA 
Ñupucoxi | Nupucox2 | — Ñupucox3 | — Nupucoxa — | Ñupucoxs 


RTE: 541.0 m RTE: 538.0 m RTE: 563.6 m RTE: 564.3 m RTE: 563.5 m 
Formación GLE: 534.0 m GLE: 532.4 m GLE: 556.6 m GLE: 560.0 m GLE: 556.6 m 


Tc. Yecua 920.0 (-379.0)| 930.0 (-392.0) 925.0 (-361.4) 960.0 (-395.7) 361.0 


1072.0 -531.0) | 1080.0 (-542.0) 1092.0 (-528.5) 1090.0 (-525.7) 528.5 
1205.0 -664.0) | 1211.0 (-673.0) 1207.0  (-643.4) 1221.0 (-656.7) 644.5 


12094 (668.4) 653.5 
14650 (9237) 
1579.0  (-1037.7)| 1577.0  (-1039.0) | 1598.6 (-1035.0) | 1598.0  (-1033,7 
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Los reservorios de este campo, caracterizados por ser de gas y condensado, son los 
siguientes: 
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e Cangapi Superior 
e San Telmo 
e  Escarpment Superior 


A continuación se muestra un cuadro con las pruebas realizadas en los pozos perforados 
por YPFB (pruebas efectuadas en pozo entubado). 


TABLA III. 156 PRUEBAS DE POZO 


[PRUEBA | iNtERV. | CK [PRESION | GAS [CONDENS.| GRAW | 
MAPA a | [| si [muero | esuo | +arr | 


PS: 200 PSI, Gas: 0.14 cf., filtrado: 3500 cc. (700 ppm) 
Cangapi RFT-1 1230 Conclusión: Zona de gas de alta permeabilidad. 


PS: 1350 PSI, Gas: 43.1 cf., Condensado: 20 cc 
ÑPC-X3 Filtrado: 200 cc. (850 ppm). Conclusión: Zona de Gas y Cond. 
88 
CHT-4 


ÑPC-5 Cangapi CHT-2 1249-1252 24 1200 3.96 44.6 72.2 
Cangapi CHT-4 1218-1223 24 1200 3.61 50.3 74 


NOTA: La prueba CHT-1 del pozo ÑPC-X1 solo produjo 6.3 bbls de agua de una salinidad de 


10791 ppm. 
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En el año 1993 DSBL determinó que el área donde fueron perforados los pozos 
corresponde más bien al hundimiento sur de la estructura y que el área de mayor altura 
estructural estaría en el sector norte de la ubicación del pozo NPC-X3. 


CAMPO ÑUPUCO 


En fecha 7 de Abril de 1995, el campo Ñupuco pasó a cargo de Diamond Shamrock como 
operadora mediante contrato de asociación con YPFB con la siguiente distribución 
participativa: YPFB el 50%, Diamond Shamrock Bolivia 25% y Shamrock Ventures 25%. 


Este hecho hizo que se revisaran las reservas del campo Ñupuco, aunque se 
incrementaron significativamente tal como se muestra en el cuadro anterior, no se 
encontraron los respaldos correspondientes. 


CARACTERIZACIÓN DE RESERVORIOS 


Las reservas del campo Ñupuco fueron estimadas por métodos volumétricos en base a 
datos petrofísicos evaluados para los reservorios Cangapi, San Telmo y Escarpment con 
el uso de registros eléctricos y análisis de testigos. 


Los parámetros básicos de los reservorios del campo Ñupuco que fueron utilizados y 
consideramos válidos para la determinación volumétrica de las reservas, son los 
siguientes: 


TABLA lll. 157 PROPIEDADES Y PARAMETROS DE RESERVORIOS 


Escarpment 
230 
457 
1755 

(e 9 13 145 


) 
Temper) | 128] 160 | 16 | 187] 
2070 
0.008277 | 0.008024 | 0.007165 | 0.007065 | 0.006754 | 0.006691 


(Ref. Report as of December 31, 1997 on Reserves of Certain Properties in Bolivia operated by 
Vintage Petroleum Inc. De Goldyer 8. MacNaughto). 


La formación Cangapi, en base a datos de pruebas de producción y pruebas DST 
realizadas, fue dividida en cuatro reservorios. El CAG ha sido estimado para el reservorio 
Cangapi A -665 mbnm para el cálculo de reservas probadas. 


Con el fin de determinar las reservas probadas, el CAG fue determinado con el ÑPC-X1 
para Cangapi a - 698 mbnm y para Escarpment a -1017 mbnm, en el pozo NPC-X2, se 
estimó un contacto LGK a — 806 mbnm para el nivel Cangapi C y un LGK a — 870.4 mbnm 
para Cangapi D (se trabajo con 15 m. adicionales por debajo de este nivel para el calculo 
de las reservas probables). Par San Telmo se determinó un CAG en — 965 mbnm 
evaluado en el NPC-X3. En el NPC-X5, existió problema de arenamiento luego de un 
descontrol de pozo que abria sido solucionado con un empaque de grava. 
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EVOLUCION DE LOS VOLUMENES DE PRODUCCION 
La producción del campo Ñupuco empezó el año 1996 en forma intermitente con tres 
pozos productores; habiendo acumulado hasta el 30 de abril de 2006 un volumen de 
50.863 MMpc de gas y 869.087 barriles de condensado. 


El comportamiento de la producción manifiesta una declinación normal, tal como se 
muestra en las tablas y gráficas siguientes: 


CAMPO ÑUPUCO 


TABLA lll. 158: PRODUCCIÓN DE GAS Y CONDENSADO (1997-2006) 


A CAUDAL CAUDAL DE 

ANOS | DEGAS | CONDENSADO 
(MMpcd) (bpa) 
1997 33.0 553.8 
1998 23.5 451.7 
1999 12.0 173.8 
2000 15.5 259.1 
2001 11.2 181.9 
2002 8.2 128.8 
2003 7.4 114.3 
2004 11.3 145.8 
2005 1.6 22.5 
abr-06 10.5 95.3 


FIGURA lll. 130: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
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FIGURA lll. 131: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 
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FIGURA lll. 132: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
(Ene/1997 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 133: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 
(Ene/1997 - Jun/2011) 


Petróleo y/o Condensado 
(BBL/Mes) 


— Petróleo y/o Condensado 
(BBL) 


PRESIONES Y TEMPERATURAS DE RESERVORIOS 


TABLA lll. 159: PARAMETROS DE RERVORIOS 


Pozo Reservorios | Tramo (m) Fecha Tipo Presion Temp. 
NPC- X101 Cangapi S. | 1246/1255 | 10/05/2003 | Grad. 1490,2 134,3 
NPC- X101 Cangapi S. | 1246/1256 | 12/05/2003 | Grad. 1512 134,3 
NPC-X102 | Escarpment | 1547/1582 | 16/05/2003 | Grad. 1655,6 150,2 
NPC-X102 | Escarpment | 1547/1582 | 18/05/2003 BUT 1677 150,2 
NPC-X101 CangapiS. | 1246/1255 | 15/12/2005 | Grad. 1465 133 
NPC-X101 Cangapi S. | 1246/1255 | 15/12/2005 BUT 1470 134,4 
NPC-X102 | Escarpment | 1547/1582 | 19/12/2005 Grad. 1470 136 
NPC-X102 | Escarpment | 1547/1582 | 19/12/2005 BUT 1474,53 | 137,49 


Análisis de presiones — Conpropet 


para VPB Enero 2006; Registro de Presiones y 


Temperaturas — Equipetrol para VPB Mayo 2003). Curva de restitución en la etapa semi- 
estabilizada o post-transiende es representativa. 


CAMPO CHACO SUR 


En este campo se han registrado un total de 201 km. de líneas sísmicas, adquiridas por 
las compañías YPFB, Occidental y Diamond Shamrock desde 1.970 hasta 1.994, la 
mayoría de ellas con orientación Este-Oeste. La totalidad de estas líneas fueron 
reprocesadas, sin embargo la calidad y resolución por debajo de 1.5 segundos no ha sido 
enteramente satisfactoria. 
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Tratándose de un área con probada presencia de hidrocarburos, se programó ejecutar un 
proyecto de sísmica 3D que cubra las áreas de Nupuco-Sipuati y que trate de resolver en 
lo posible los problemas geológico-estructurales a fin de obtener, mediante la 
interpretación sísmoestratigráfica, un mejor desarrollo de estos campos y generar en lo 
posible algún nuevo prospecto exploratorio. 


Este proyecto fue ejecutado por Western Geophysical mediante el grupo 357 y consistió 
en el registro de 165,194 km%*, con un total de 5.180 puntos de tiro y 6.804 estaciones 
receptoras. 


Las operaciones se iniciaron el 29 de octubre de 1.997 con la apertura de brechas y 
finalizaron el 7 de enero de 1.998 con el registro del último swath tal como le reportan los 
Informes Finales analizados. 


ACTIVIDADES EN PERFORACION EXPLORATORIA 


El Campo Chaco Sur geográficamente se encuentra en la Provincia Gran Chaco del 
Departamento de Tarija. 


El yacimiento Chaco Sur fue descubierto en mayo de 1998 cuando la Empresa VPB Ltd. 
perforó el pozo exploratorio NPC-X103 en la culminación norte de la estructura de 
Nupuco, esta culminación está separada del campo principal, por una ancha y baja Silla 
estructural que separa ambos altos estructurales. 


POZO CHACO SUR - X101 (CHS-X101) 


Este pozo fue ubicado en la misma planchada del pozo Sipuati-X3 (perforado por YPFB 
en los años 1961 y 1962 aproximadamente) a 30 m al este. Se cree que la presencia de 
hidrocarburos en este pozo no fue detectada porque el aparato portátil de Detección de 
Gas solamente fue usado a partir de los 3,000 mbbp en profundidades correspondientes a 
los sedimentos del sistema Devónico. 


El pozo CHS-X101 está ubicado cerca del SP 366 de la línea sísmica E-O N* 4511 y 
cerca del SP 228.5 de la línea E-O N* 253 de la sísmica 3D ejecutada por Vintage en esta 
área en el año 1998. Llegó a una profundidad final de 2.000 m, descubriendo reservas de 
gas y condensado en sedimentos de la formación San Telmo perteneciente al Sistema 
Carbónico. Fue clasificacado como Pozo de Extensión (A - 1) de acuerdo al Informe 
Geológico Final pozo NPC-X103. 


Posteriormente el 20 de mayo de 1999, YPFB aprobó la declaratoria comercial del campo 
denominado Chaco Sur, y fue puesto en producción a partir de junio del mismo año por 
Vintage Petroleum Boliviana Ltd., siendo el pozo NPC-X103 rebautizado como CHS-X101. 


En la siguiente Tabla, se muestra la estratigrafía atravesada por el pozo. 
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TABLA lll. 160: ÑUPUCO SECUENCIA ESTRATIGRAFICA 


Chaco Sur-x101 (CHS-X101) 
Fotmación (Nupuco-x103) (ÑPC-X103) 
RTE: 604.9 m 
GLE: 598.2 m 
Tc. Yecua 951.0 (-346.1) 
Cr. Castellón 1090.0 (-485.1) 
Tr. Cangapi 1235.0 (-630.0) 
Cb. San Telmo 1487.0 (-882.1) 
Cb. Escarpment 1592.0 (-987.1) 
Profundidad Total 2000.0 (-1395.0) 


Al 30 de abril del año 2006, el estado del Campo Chaco Sur es el siguiente: 


POZOS PERFORADOS (1) 
CHS-X101 
POZOS EN PRODUCCION (1) 
CHS-X101 
POZOS EN RESERVA (0) 


POZO CHS-X101: Pozo Exploratorio 


TABLA lll. 161 SECUENCIA ESTRATIGRAFICA POZO ÑPC-X103 


25753 
2500 
28158 
287 
30084 
PF. 


3817.0 -3052.0 


El campo Chaco Sur fue descubierto con la perforación del pozo CHS-X101 
anteriormente denominado NPC-X103 en las areniscas de la formación San Telmo (una 
vez baleado el tramo 1532 - 1565 mbbp y realizadas las pruebas de producción a travez 
de un estrangulador de 48/64” a una presión de 1401 psi en cabeza de pozo). Dichas 
pruebas dieron un caudal inicial de 13.5 MMpcd de gas natural, 143 bpd de condensado 
con un rendimiento inicial (yield) de 10.5 bbls/MMpc de gas producido. 


EVOLUCION DE 
RESERVAS PROBADAS 
Y PROBABLES 


La interpretación de la prueba de restitución dió una presión estática inicial de reservorio 
de 1.976 psi y donde el comportamiento de la derivada de la curva de restitución se ajusta 
a un yacimiento con límites en su extensión probablemente debido a la presencia de 
barreras de permeabilidad. 


Las reservas probadas de la arenisca San Telmo han sido calculadas en base al CAG 
determinado por evaluación de registros del pozo NPC-X103 en -965 mbnm. Las reservas 
probables fueron estimadas por el método volumétrico en la parte oeste de una barrera de 
permeabilidad determinada por interpretación de las pruebas de presión. 
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La certificadora DG8M, como resultado de sus evaluaciones dio una reserva original de 
39.7 Bcf de gas, en comparación con la evaluación preliminar efectuada por Vintage en la 
declaratoria de comercialidad de 31.14 Bcf. 


EVOLUCION DE LOS VOLUMENES DE PRODUCCIÓN 
La producción del campo Chaco Sur inició en Junio de 1999 con un caudal promedio de 
240 bpd de condensado, 14.8 MMpcd de gas y 3 bpd de agua. El comportamiento 
general a partir de esa fecha es mostrado en las Tablas y Figuras siguientes. 


Es productor de gas y condensado, desde su descubrimiento hasta el 30 de abril del 2006 
produjo 19.36 Bcf de gas y 170.717 Bbls de condensado. 


CAMPO CHACO SUR 


TABLA lll. 162: EVOLUCION DE LOS VOLUMENES DE PRODUCCIÓN DE GAS Y 
CONDENSADO (2000-2006) 


ñ CAUDAL CAUDAL DE 
ANOS DEGAS | CONDENSADO 

(MMpcd) (bpa) 
2000 12.0 132.9 
2001 9.3 84.4 
2002 8.2 57.6 
2003 5.5 32.4 
2004 5.7 29.0 
2005 5.1 23.4 
2006 2.3 15.4 


La producción acumulada hasta el 30 de abril de 2006, alcanzó los 19.360 MMpc de gas 
natural y 170.717 bbls de condensado. 


FIGURA lll. 134: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
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FIGURA lll. 135: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 


HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO DEL CAMPO 
CHACO SUR 


a 
u 
O A 
Zz 
38 
30 
> BE 
au 
ona 
ES 
as 


1997 1998 1999 2000 2001 2002 2003 2004 2005 2006 
AÑOS 


—5E— CHACO SUR BPD 


El comportamiento de la producción del campo Chaco Sur, debido a la producción del 
CHS-X101, único pozo productor, muestra una declinación cuya tendencia se asemeja a 
un reservorio de extensión limitada. 


FIGURA lll. 136: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
(Jun/1999 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 137: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 
(Jun/1999 - Jun/2011) 
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PRONOSTICOS DE PRODUCCIÓN DEL CAMPO CHACO SUR 


TABLA 111.163: PRONOSTICOS DE PRODUCCION 


A Reservas Probadas 
En actual Producción A0tRlES 
Años n actual Producció 
Gas Condensado Gas Condensado 
(MMpc) (MBbls) (MMpc) (MBbls) 
2006 2000 3.6 2000 3.6 
2007 1642 3.3 1642 3.3 
2008 1277 2.5 1277 2.5 
2009 913 1.8 913 1.8 
2010 547 1.1 547 1.1 
TOTAL 6379 12.3 6379 12.3 


(Ref. AppraiSAL Report as of December 31, 2004 — DE GOLDYER and MacNaughton) 
PRESIONES DE RESERVORIO 


Los datos de presiones y temperaturas de fondo registradas en el pozo CHS-X101, se 
muestran en la siguiente Tabla. 
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Pozo Reservorios | Tramo (m) Fecha Tipo Presión Temp. 
CHS-X101 | San Telmo | 1532/1565 | 27/01/1999 BUT 1976 
CHS-X101 | San Telmo | 1532/1565 | 15/05/2003 | Grad. 1031,3 141 
CHS-X101 — San Telmo | 1532/1565 | 15/05/2003 BUT 1052 141 
CHS-X101 | San Telmo | 1532/1565 | 17/12/2005 | Grad. 699 141 
CHS-X101 | San Telmo | 1532/1565 | 17/12/2005 BUT 849 142,2 


CAMPO PORVENIR 


La Empresa VPBL durante el periodo 1966 al 2006, no efectuó ninguna perforación 
exploratoria ni de desarrollo en el campo Porvenir. Sin embargo, al estar bajo su 
administración, se ha optado por hacer un historial de pozos. 


HISTORIAL POZOS DEL CAMPO PORVENIR 


Geográficamente el Campo Porvenir se halla situado en la Provincia Luís Calvo del 
Departamento de Chuquisaca. Es productor de gas y condensado, desde su 
descubrimiento hasta el 30 de abril del 2006 produjo 164.96 Bcf de gas y 14.077.750 Bbls 
de condensado. 


Geológicamente la estructura de Porvenir es un anticlinal asimétrico con elongación N-S 
integrante de la Llanura Chaqueña. 


El primer pozo perforado en esta estructura fue el PVUN-X1, terminado en Agosto de 1978 
y completado en noviembre del mismo año. Fue perforado en el flanco occidental de la 
estructura, con detecciónes de gas (40 UGT) en la Fm. Tapecua perteneciente al Sistema 
Cretácico, y mayores a 3000 UGT en la Fm. Cangapi perteneciente al Sistema Triásico, 
descubriendo una zona de gas y condensado de 70 m de espesor y determinabdo el CAG 
en la cota estructural de -2220 m. 


Entre los años de 1979 y 1982, se perforaron los siguientes pozos de desarrollo: 


PVN-2 PVN-7 
PVN-3 PVN-8 
PVN-4 PVN-9 
PVN-5 PVN-10 
PVN-6 PVN-11 


Como consecuencia de estas actividades se logró descubrir nuevos yacimientos e 
incrementar significativamente las reservas probadas y probables de los mismos. Entre 
los años 2005 y 2006 el campo dejo de producir liquidos y gas respectivamente. 


El detalle de todos los pozos perforados en el campo es el siguiente: 
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TABLA lll. 165: POZOS CAMPO PORVENIR 


PVN-X1 PVN-8 PVN-2 PVN-10 
PVN-2 PVN-9 PVN-3 PVN-11 
PVN-3 PVN-10 PVN-4 PVN-12 
PVN-4 PVN-11 PVN-6 PVN-13 
PVN-5 PVN-X12 PVN-7 PVN-14 
PVN-6 PVN-13 PVN-9 
PVN-7 PVN-14 POZOS ABANDONADOS (3) 

POZOS EN PRODUCCIÓN (0) PVN-X1 

POZOS EN RESERVA (0) PVN-5 
PVN-8 


FIGURA lll. 138: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
(Ene/1997 - Jun/2011) 
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Empresa VINTAGE PETROL 


FIGURA lll. 139: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 


(Ene/1997 - Jun/2011) 
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111.7 EMPRESA BRITISH GAS BOLIVIA 


De los campos de la Empresa British Gas (BG Bolivia), al 2006, 4 eran productores: 
Escondido, La Vertiente, Los Suris y Taiguati, todos ellos caracterizados como campos de 
gas y condensado (el campo lbibobo se encuentra en etapa de retención). 


Estos campos, ubicados en la provincia Gran Chaco del Departamento de Tarija, a unos 
20 Km. Aal este de la ciudad de Villa Montes, se encuentran en etapa avanzada de 
agotamiento, como puede apreciarse en el siguiente cuadro de reservas al mes de abril 
del 2006. 


TABLA Ill. 166. RESERVAS CAMPOS MENORES 


RESERVAS CAMPOS MENORES 
EMPRESA BG GAS PETROLEO/CONDENSADO 


RESERVA |PRODUCCION| RESERVA VOLUMEN [PRODUCCION | RESERVA 

CAMPO RESERVORIO| ORIGINAL | ACUMULADA | ABRIL/06 |RECUPERABLE| ACUMULADA | ABRIL/06 
MILLONES | MILLONES 
BLS BLS 


LA VERTIENTE TOTAL | 0298686 | 0,241117 | 0/057569 | 7,43381 6,633918 | 0,799892 
LOS SURIS TOTAL 0,07827 | 0/024153 | 0054117 EA 0,403891 | 0,621212 
EN TAIGUATI TOTAL | 0/025754 | 0,024729 | 0,001025 ias 0,782154 | 0,049069 


4 


CAMPO ESCONDIDO 


ANÁLISIS DE RESERVAS 


Este campo consta de ocho niveles productores, los cuales pueden ser observados en la 
Tabla No 111.167, del cuadro final por campo. Se encuentra situado a 16 km al sur de la 
planta La Vertiente. Los principales niveles productores son: Petaca, Cangapi, 
Escarpment Sup e Inf. Para este campo se desarrolló un muestreo en Petaca por contar 
con la mayor reserva recuperable de gas y Yecua para verificación de los datos 
Geológicos y ver los mapas isopacos. 


FORMACIÓN YECUA 


El reservorio Yecua es el que menor cantidad de reservas recuperables dispone. Se 
analizó el informe de la prueba de presión con el software PANSYSTEM para hallar su 
área de drenaje y el volumen recuperable, el mismo tiene una ligera diferencia del 2%, 
que es permisible comparado con el volumen de reservas probadas recuperables del 
informe de reservas de De Golyer 8 MacNaughton. El volumen determinado mediante la 
prueba de presión fue de 3613 MMpc. 


FORMACIÓN PETACA 
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Este reservorio tiene la mayor reserva del campo, por lo fue escogido para realizar un 
balance de materiales, aprovechando la disponibilidad de datos para determinar el 
volumen In Situ. 

De los 5 pozos productores de este reservorio, 2 se encuentran cerrados debido a baja 
producción, que puede deberse a problemas de daño o arenamiento, ya que se tiene una 
presión de reservorio de 2239 psi. 


TABLA Ill. 167: RESUMEN DE RESERVAS 
Cuadro Comparativo de las reservas campo Escondido 


E 

De Golyer and (Mac MNauathd Consul sistem Asociados Dec-05 

E 
MMPC BBL BBL MMPC BBL MMPC BBL MMPC BBL 


Yecua 0 3613 0 74 0 0 0 3613 0 
Petaca 1755769 36000 1715543 2251 40226 50254 1224122 45746 491421 


Cangapi 700510 24346 578119 16586 122391 

Escarptmen Sup. 442500 14715 465133 0 0 

Escarptmen Inf. 436186 9359 436186 0 0 
264229 0 0 20310 264229 
53134 , 0 6020 53134 
57385 0 6488 57385 


ECO IE E EE E E EA 
Fuente: Elaboración propia CSA 


PRONOSTICO DE PRODUCCIÓN CAMPO ESCONDIDO 


El pronóstico de producción para el campo Escondido es mostrado en la Tabla No 111.170, 
la cual nos indica que con las reservas probadas pueden producir por 8.5 años, las 
mismas han sido corridas en función al caudal económico (8 bpd en los líquidos y 400 
Mpcd en el caso del gas) por pozo. Para mantener la producción del pronóstico, es 
necesario realizar por lo menos 4 intervenciones, en los diferentes niveles productivos. 


TABLA lll. 168: PRONOSTICO DE PRODUCCIÓN 


Pronostico de Entrega y Produccion 


EA AAA 

Bbls MMPC Bbls MMPC Bbls MMPC Bbls MMPC 
755 
750 
745 
740 
736 
731 
726 
722 
m7 
713 
708 
704 
699 
695 
690 
686 
682 
677 
673 
669 
665 
660 
656 
652 
648 


0 NINA 


Fuente: Elaboración propia CSA 
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FIGURA lll. 140: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
(Ene/1997 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 141: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 
(Ene/1997 - Jun/2011) 


Petróleo y/o Condensado 
(BBL/Mes) 


— Petróleo y/o Condensado 
(BBL) 


CAMPO LA VERTIENTE 


ANÁLISIS DE RESERVA 


Actualmente este campo tiene cinco reservorios productivos, de los cuales describiremps 
los dos más importantes con respecto al volumen In Situ recuperable, y que son el 
reservorio Petaca y Yecua. 
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FORMACIÓN YECUA 


Este reservorio es el segundo en importancia, debido al valor de reserva recuperable in 
situ. Por lo tanto, este reservorio tiene estudios previos y de simulación que permitieron 
determinar un valor de reserva recuperable de 50 Bcf de gas. Con los datos de presiones 
y la producción acumulada se procedió a realizar el estudio de balance de materiales para 
verificar los volúmenes recuperables determinados en estudios previos; se obtuvo un 
volumen in situ de 53 Bcf. En este reservorio se tiene un pequeño influjo de agua, con el 
cual, mediante un análisis nodal, se determinó el factor de recuperación del 85%, dando 
una reserva recuperable in situ de 45,5 Bcf que difiere muy poco con la determinada por la 
certificadora que es de 47.95 Bcf. Por lo tanto el volumen determinado es representativo. 


FORMACIÓN PETACA 


Este reservorio es el más grande, tiene una estructura de anticlinal con fallas sellantes al 
este. 


Con la obtención de más información técnica, se construyó un nuevo modelo geológico y 
se realizó una nueva simulación del reservorio que permitió ajustar mejor las reservas 
recuperables del reservorio Petaca, esto, dio como resultado una disminución de sus 
reservas en 60 Bcf respecto al volumen original determinado en el año 2002. Con los 
nuevos datos petrofísicos, datos de presiones y la producción acumulada se procedió a 
determinar el nuevo volumen in situ. 


TABLA Ill. 169: RESUMEN DE RESERVAS 
Cuadro Comparativo de las reservas campo La Vertiente 


De Golyer and Mac Naugthd Consul sistem Asociados Dec-05 
MMPC BBL MMPC BBL MMPC BBL MMPC BBL MMPC BBL 
Yecua 47952 303220 45500 762148 2452 +072 31108 670559 14392 91589 
Petaca 206099 5404630 203010 5323626 3089 81004 171440 4828389 31570 495237 
San Telmo 17347 412315 13260 351010 4087 61305 


Escarptmen Sup. 9767 235833 7788 206148 1979 29685 
Escarptmen Inf. 17521 577812 17521 577812 0 0 


298686 


Fuente: Elaboración propia CSA 


PRONOSTICO DE PRODUCCIÓN CAMPO LA VERTIENTE 


El pronóstico de producción para el campo es mostrado en la Tabla No 111.166. El mismo 
indica que las reservas probadas permitirian producir por un tiempo de 3.3 años. Las 
mismas que han sido corridas en función al caudal económico (considerando un caudal 8 
bpd en los líquidos y 460 Mpcd en el caso del gas) por pozo. Para mantener la producción 
del pronóstico, es necesario realizar por lo menos una 3 intervenciones, en los diferentes 
niveles productivos. 
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TABLA lll. 170: PRONOSTICO PRODUCCIÓN 


Tiempo Cond Tiempo Cond 
EPM 


578120 232020 
552323 221667 
527677 211776 
504132 202326 
431636 193298 
460145 184673 
439613 176432 
419996 163560 
401255 161038 
383351 153853 
366245 146937 
349903 140429 
334289 134162 

319373 123176 

305122 122456 
291507 116992 

273499 11772 

266072 106734 
254200 102020 
242357 97467 


Fuente: Elaboración propia CSA 
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FIGURA lll. 142: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
(Ene/1997 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 143: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 
(Ene/1997 - Jun/2011) 


Petróleo y/o Condensado 
(BBL/Mes) 


— Petróleo y/o Condensado 
(BBL) 


CAMPO LOS SURIS 


ANALISIS DE RESERVAS 


Este campo tiene 4 reservorios productores. Se ha realizado un muestreo del nivel Chorro 
por contar con el mayor volumen In Situ recuperable en este campo, con datos de 
presiones, parámetros de reservorios, fluidos y volumen acumulado de producción se 
procedió a realizar el balance de materiales. 


Como podemos observar en el grafico, el volumen In Situ determinado fue de 59 Bcf, el 
factor de recuperación determinado por pronóstico y análisis nodal fue de 90% por 
tratarse de gas seco con un pequeño influjo de agua. Por lo tanto la reserva recuperable 
es de 52.2 Bcf de gas. Los demás reservorios son muchos más pequeños y no cuentan 
con historiales de presión, solamente cuentan con pruebas de cierre de presión. Los 
resultados de las rerservas se muestran en la Tabla No 111.172. 


TABLA lll. 171: RESUMEN DE RESERVAS 
Cuadro Comparativo de las reservas campo Los Suris 


De Golyer and Mac Maugthq Consul sistem Asociados Cler-05 
me 
MMHPC BBL MMHPC BBL MMPC BBL MMPC BBL MMPC BBL 


San Telmo 12401 ME 5030 164015 73 147420 
Escarptmien Ivedio Ú Ú Ú Ú Ú Ú 
Chorro 55106 51078 52200 540962 2906 30118 19123 2s60ra Fagor ams 
Iquiri 2064 11542 0 0 0064 115428 


Iquiri2 109 25064 ll ll 189 25764 
FOZr0 | 1025103 2453 403891 512li 591096.36 
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PRONOSTICO DE PRODUCCIÓN 


El pronóstico de producción está basado principalmente en el Reservorio Chorro, que es 
el principal reservorio aportante. 


TABLA lll. 172: PRONOSTICO DE PRODUCCION 


Meses Cond Gas Meses Cond Gas 
BPM MPCM BPM MPCM 
1 592550 150847 
2 528700 134592 
3 471730 120089 
4 420899 107149 
5 375545 95603 
6 335078 85302 
7 298972 76110 
E 266756 67909 
3 238012 60591 
10 212365 54062 
11 189482 48237 
12 169064 43039 


Fuente: Elaboración propia CSA 


Como se puede observar en el cuadro adjunto, la producción de este campo concluye 
luego de dos años de producción. 


FIGURA lll. 144: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
(Jul/1999 - Jun/2011) 
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FIGURA lll. 145: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 
(Jul/1999 - Jun/2011) 


Petróleo y/o Condensado 
(BBL/Mes) 


— Petróleo y/o Condensado 
(BBL) 


CAMPO TAIGUATI 


ANALISIS DE RESERVAS 
En la Tabla 111.174, mostraremos el análisis global de la reservas de todo el campo. En el 
campo Taiguati, debido a que solo se tenían datos de pruebas de restitución de presión y 
no con datos suficientes, no se realizó el respectivo balance de materiales. 


TABLA lll. 173: RESUMEN DE RESERVAS 
Cuadro Comparativo de las reservas campo Taiguati 


De Golyer and ac Mauqthd Consul sister Asociados Dec-05 
MMHPC BBL MHPC BBL MHPC BBL MMPC BBL MMHPCc BBL 


Cangapi 1639 ¿65160 14639 ¿65160 0 0 
San Telmo 11115 56663 10090 516994 1025 49063 


| emza |  2AT29 TRA 1025 4906 


Fuente: Elaboración propia CSA 
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FIGURA lll. 146: HISTORIAL DE PRODUCCION DE GAS 
(Ene/1997 - Ene/2009) 
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FIGURA lll. 147: HISTORIAL DE PRODUCCION DE CONDENSADO 
(Ene/1997 - Ene/2009) 


Petróleo y/o Condensado 
(BBL/Mes) 


— Petróleo y/o Condensado 
(BBL) 
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FIGURA lll. 148: MAPA ESTRUCTURAL ALTOPE DE LA FORMACIÓN LOWER 
ESCARPMENT 
(FUENTE: TESORO BOLIVIA, 1999) 
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FIGURA lll. 149: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO CHORRO 3 
(FUENTE: DGéM, 2004) 
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FIGURA lll. 150: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO CHORRO 2 
(FUENTE: DGáMI, 2004) 
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FIGURA lll. 151: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO ESCARPMENT 
INFERIOR 
(FUENTE: DGéM, 2004) 
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FIGURA lll. 152: MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE DEL RESERVORIO ESCARPMENT 
SUPERIOR 
(FUENTE: DGáMI, 2004) 
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ANEXO 1: DETALLE DE LOS CAMPOS DE GAS Y PETROLEO POR 


PROVINCIA PETROLERA Y EMPRESAS DE OPERACION 


TABLA 1. 1 PROVINCIA SUBANDINO SUR 


UBICACIÓN FISIOGRAFICA SUBANDINO SUR 


EMPRESA CAMPOS 
1. Itatiqui 
REPSOL YPF ESP BOLIVIA 2. Cambeity 
3. Monteagudo 
4. Margarita 
1. Barredero 
PLUSPETROL BOLIVIA 2. Bermejo 
3. Huayco 
4. Toro 
ANDINA 1.Guairuy 
2.Camiri 
PETROBRAS-BOLIVIA S.A. San Alberto 
2. Sabalo 
TOTAL S.A. 1. Itau 
2. Incahuasi 
TOTAL CAMPOS 14 


PROVINCIA PIE DE MONTE SUR 


TABLA 1.2 


UBICACIÓN FISIOGRAFICA PROVINCIA PIE DE 


MONTE SUR 


EMPRESA 


BG BOLIVIA CORPORATIONA 


VINTAGE PETROL 


PLUSPETROL BOLIVIA 


CHACO S.A. 


TOTAL CAMPOS 
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CAMPOS 
1. Escondido 


2. Ibibobo 


3. La Vertiente 


4. Los Suris 


5.Palo Marcado 


6. Taiguati 


1. Ñupuco 


2.Porvenir 


3.Chaco Sur 
1. Tacobo 


2.Madrejones 


3.Tajibo 
1.Vuelta Grande 


2.San Roque 
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PROVINCIA PIE DE MONTE NORTE 


TABLA 1. 3 CAMPOS PIE DE MONTE NORTE 


MONTE NORTE 
| EMPRESA. 73 | CAMPOS | 
PLUSPETROL BOLIVIA 


ANDINA S.A. 1. Rio Grande 
2. La Peña 
PETROBRAS ENERGY S.A. --o/Pa 
2. Caranda 
4 


. Montecristo 


. Bulo Bulo 


. Carrasco 


. Carrasco FW 


CHACO S.A. . Kanata 


. Kanata Norte 
. Kanata FW 
. Humberto Suarez R. 


2 
3 
4 
5. Los Cusís 
6 
7 
8 
9 


10. Patujusal 


11. Patujusal oeste 


. Sirari 

. Víbora 

. Los Sauces 
ANDINA S.A. - Arroyo Negro 

. Los Penocos 

. Cascabel 

. Yapacani 

| a | 


TOTAL CAMPOS 


PROVINCIA PIE DE MONTE NORTE - BOOMERANG HILLS 
TABLA 1. 4: CAMPOS BOOMERANG HILLS 


UBICACIÓN FISIOGRAFICA PROVINCIA PIE DE 
MONTE NORTE - BOOMERANG HILLS 


1. Paloma 
2. Surubí 
3. Surubí-BB 


REPSOL YPF ESP BOLIVIA 


4. Surubí Noroeste 
TOTAL CAMPOS 4 
TOTAL CAMPOS = 56 
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ANEXO 2: DETALLE DE EMPRESAS CON CONTRATO DE 
OPERACION: EXPLORACION Y EXPLOTACION EN ZONA 
PETROLERA DE BOLIVIA 


TABLA 2. 1 CONTRATOS DE OPERACION 


CONTRATOS DE OPERACIÓN 


ÁREA CAMPO 
OPERADOR |ITEM| Ne ÁREAS DE 
NOMBRE EXPLORACIÓN ÁREAS DE EXPLOTACIÓN 


CAMIRI 
CASCABEL 


3 COBRA 
4 GRIGOTA LOS SAUCES (*) 

5 GUAIRUY GUAIRUY 

6 LA PEÑA - TUNDY LA PEÑA - TUNDY 
7 

8 

9 


RIO GRANDE Ñ RÍO GRANDE 
SARA - BOOMERANG | 


SARA - BOOMERANG lll NORTE 
SARA - BOOMERANG lll SUR 


SARA - BOOMERANG lll 
ARROYO NEGRO (*) 


le LOS PENOCOS (*) 
SIRARI SIRARI 

VIBORA VIBORA. 
YAPACANI YAPACANI 


LA VERTIENTE-ESCONDIDO- 
LA VERTIENTE TAIGUATI 


LOS SURIS LOS SURIS 
PALO MARCADO (*) - 
BOLIVIA 15 TARIJA ESTE IBIBOBO(* 


BULO BULO BULO BULO 
CAIGUA ra 
CARRASCO-CARRASCO FW CARRASCO-CARRASCO FW (***) 


YPFB -ANDINA S.A. 


CHIMORÉ | [KANATA (*) 

KANATA NORTE (*) 
HUMBERTO SUÁREZ ROCA HUMBERTO SUÁREZ ROCA 
JUNIN JUNIN 

KATARI KATARI 

LOS CUSIS [Los cusis 

MONTECRISTO MONTECRISTO 
PALOMETAS S-W PALOMETAS S-W 
PATUJUSAL-PATUJUSAL W ] PATUJUSAL-PATUJUSAL W (*) 
27 SAN ROQUE [san ROQUE 

28 SANTA ROSA j SANTA ROSA 

2 SANTA ROSA W SANTA ROSA W 


9 
VUELTA GRANDE 
PErroBRAS L-—31] 28 |SAN ALBERTO SAN ALBERTO (*) (**) 
32| 29 [SAN ANTONIO - SABALO SABALO (*) (*>) 
PETROBRAS 
ENERGÍA 33 30|COLPA - CARANDA COLPA - CARANDA (***) 
34 BERMEJO - TORO BERMEJO-TORO-BARREDERO- 
31  |BARREDERO TIGRE-SAN TELMO, 
35 O'CONNOR - HUAYCO HUAYCO 
PLUSPETROL| 36 RÍO SECO RÍO SECO 
SAN ISIDRO - TACOBO - TACOBO (*)- TAJIBO (*)- 
37 TAJIBO CURICHE (* 
YACUIBA - MADREJONES 
BOLIVIANOS MADREJONES BOLIVIANOS (* 
CAIPIPENDI PAGA YA E) 


MARGARITA (*) 


REPSOL CHARAGUA CHARAGUA 


ITATIQUI (**) 

MAMORÉ SURUBÍ NOROESTE (*) 
MONTEAGUDO MONTEAGUDO 
SURUBÍ [SURUBÍ - PALOMA 
AQUIO 
IPATI M INCAHUASI (**) 
TARIJA OESTE ITAÚ (*) 
NARANJILLOS NARANJILLOS (***) 
PORVENIR PORVENIR 
CHACO SUR Ml [CHACO SUR (*) 
ÑUPUCO ÑUPUCO 


VINTAGE 


< 
2) 
O 
o 
<X 
E 
o 
[an] 
lL 
a 
> 
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ANEXO 3 : RESUMEN DE RESERVAS 
ANTECEDENTES 


El propósito de la actividad exploratoria petrolera, es encontrar reservas de petróleo y gas. 
Por esta razón, consideramos que es importante extractar algunas conclusiones de las 
cifras de reservas proporcionadas por los informes respectivos adjuntos a las auditorias 
del 2006, habiendo llenado los vacíos que adolecían dichos trabajos, con información 
adicional. Así mismo, disponiendo de algunos datos a Diciembre 2009, resultantes de la 
certificación de Reservas efectuada por la consultora Ryder Scott es posible obtener una 
idea de la evolución de las reservas probadas en el intervalo mencionado, permitiendo 
de este modo, sacar algunas conclusiones acerca de la potencialidad hidrocarburífera del 
territorio nacional, por lo menos en la parte explotada o tradicional. 


RESERVAS NACIONALES DE GAS 


En las Figuras 3.1 y 3.2, se puede observar la composición de las reservas nacionales de 
gas al 30 de abril del 2006, las mismas que alcanzan un total de 13,74 TCF. Este total 
está compuesto por los campos denominados “mayores” en un 71% (San Alberto, Sábalo 
y Margarita). En segundo término vienen los 22 campos de Chaco y Andina, que 
agrupados en su conjunto alcanzan al 21% del total nacional. Finalmente están los 
denominados “menores” que corresponden a 23 campos operados por 
Repsol,BG,Vintage,Petrobras Energía y Pluspetrol, con el 8% de las reservas de gas.. 


RESERVAS NACIONALES DE PETROLEO 


Bajo este rubro se clasifican las reservas de petróleo y condensado ya que ambos 
productos se mezclan en las plantas y oleoductos, así como en los tanques de 
almacenaje. Las Figuras: 3.3 y 3.4 se observa la composición de las reservas de petróleo 
y condensado, composición que es bastante similar a la de gas, ya que el 70% va con los 
campos mayores, el 17% para Chaco y Andina y el 13% para los campos denominados 
“menores”. Las reservas de gasolina natural, GLP y otros licuables extraídos del gas, no 
están incluidos en este rubro. La reserva total nacional al 30 de abril del 2006 alcanzaba a 
243.78 millones de barriles. 


DESGLOSE DE LA RESERVA ORIGINAL DE GAS 


Bajo esta denominación se han efectuado los gráficos Figura 3.5 y Figura 3.6. Por reserva 
original entendemos el volumen recuperable existente en el reservorio al momento de 
iniciar la producción. Por consiguiente tenemos que 


RESERVA ACTUAL O REMANENTE - RESERVA ORIGINAL - PRODUCCION 
ACUMULADA 


Los gráficos de desglose representan por lo tanto, el porcentaje de la reserva total 
descubierta que ya se ha consumido. En lo referente al gas, se consumió el 25% del 
volumen total descubierto, es decir 4.527 TCF. Este porcentaje puede haber aumentado 
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significativamente ya que la producción actual está alrededor de 0.5 TCF por año. El 
volumen total de gas descubierto hasta el momento, alcanza a 18.234 TCF (el punto es 
decimal) 


DESGLOSE DE LA RESERVA ORIGINAL DE PETROLEO 


En forma similar al anterior acápite, se ha desglosado la reserva de petróleo y 
condensado Figuras 3.7 y 3.8, exponiendo que ya se ha consumido el 62% del volumen 
descubierto, cifra que resulta por demás inquietante por la precariedad de la reserva 
remanente que alcanza al 38% del volumen original descubierto, equivalente a 647.96 
millones de barriles. Cabe destacar de esta manera que el rendimiento promedio de los 
reservorios bolivianos hasta ahora descubiertos, alcanza a 35.53 barriles por millón de 
pies cúbicos, cifra que caracterizaría a un yacimiento de gas condensado. 


RESERVAS EN BARRILES DE PETROLEO EQUIVALENTE 


Con el fin de tener una idea del volumen de reservas combinadas de petróleo y gas 
natural, se ha efectuado la conversión del volumen de gas en petróleo equivalente, 
mediante los siguientes factores: 


6000 pies cúbicos standard = 1 barril de petróleo equivalente o sea: 
1 TCF = 166.66 millones de barriles de petróleo equivalente. 


De esta manera, como puede apreciarse en las Figuras 3.9 y 3.10, la reserva total de 
Bolivia, al 30 de abril del 2006 alcanzaba a 2532.69 Millones de barriles de petróleo 
equivalente, de los cuales el 90% correspondian al gas. 
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RESUMEN DE RESERVAS NACIONALES DE GAS Y PETROLEO 


FIGURA 3. 1 RESERVAS DE GAS AL 2006 (%) 


RESERVAS NACIONALES DE GAS 13,74 TCF 


AL30DE ABRIL DE 2006 


m CAMPOS MAYORES 
Mm CHACO-ANDINA 
E CAMPOS MENORES 


RESERVAS NACIONALES DE GAS . 

CAMPOS MAYORES 9,7168 TGF 
CHACO-ANDINA 2,8928 TGF 
CAMPOS MENORES 1,131 TCF 
TOTAL 13,7406 TCF 


FIGURA 3. 2 RERVAS DE GAS POR CAMPOS (TCF) 


RESERVAS NACIONALES DE GAS-TCF 


13,7406 


CAMPOS MAYORES CHACO-ANDINA CAMPOS MENORES 


Página 489 


Anexo 3 MHE - Cooperación Canadiense | 


FIGURA 3. 3 RESERVAS DE PETROLEO POR CAMPOS (%) 


RESERVAS NACIONALES DE PETROLEO 


AL 30 DE ABRIL DE 2006 


M CAMPOS MAYORES 
E CHACO-ANDINA 
E CAMPOS MENORES 


RESERVAS NACIONALES DE PET/COND. 

CAMPOS MAYORES 170,81 Millones Bls 
CHACO-ANDINA 41,80 Millones Bls 
CAMPOS MENORES 31,17 Millones Bls 
TOTAL 243,78 Millones Bls 


FIGURA 3. 4: RESERVAS DE PETROLEO POR CAMPOS (bbl) 


RESERVAS NACIONALES DE PETROLEO Millones 
de barriles 


CAMPOS MAYORES CHACO-ANDINA CAMPOS MENORES 
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FIGURA 3. 5: RESERVA REMANENTE DE GAS (%) 


DESGLOSE DE LA RESERVA ORIGINAL DE GAS 


m PRODUCCION ACUM. 
m RESERVA REMANENTE 


RESERVA ORIGINAL 18,234 TCF 
PRODUCCION ACUM. 4,527 TCF 
RESERVA REMANENTE 13,74 TGF 


FIGURA 3. 6 RESERVA REMANENTE DE GAS AL 2006 


RESERVA 
ORIGINAL; 


PRODUCCION 
ACUM.; 4,527 


RESERVA ORIGINAL PRODUCCION ACUM. — RESERVA REMANENTE 
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FIGURA 3. 7: RESERVA REMANENTE DE PETROLEO AL 2006 (9%) 


DESGLOSE DE LA RESERVA ORIGINAL DE 
PETROLEO 


DESGLOSE RESERVA ORIGINAL DE PETROLEO 
RESERVA ORIGINAL 647,96 Millones bls 
PRODUCCION ACUM. 404,18 Millones bls 
RESERVA REMANENTE 243,78 Millones bls 


FIGURA 3.8: RESERVA REMANENTE DE PETROLEO AL 2006 (bbl) 


ACUM.; 404,18 


RESERVA 
REMANENTE; 
243,78 


RESERVA ORIGINAL. PRODUCCION ACUM, 


RESERVA REMANENTE 
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RESERVAS EN BARRILES DE PETROLEO EQUIVALENTE 
FIGURA 3. 9: COMPOSICIÓN DE RESERVAS (%) 


COMPOSICION de la RESERVA en Bpe 


m GAS 
m PETROLEO/COND 


FIGURA 3.10: COMPOSICIÓN DE RESERVAS (BOE) 


COMPOSICION DE LA RESERVA EN MMbpe 


AL 30 DE ABRIL DE 2006 


2532,69 


2289,91 


242,78 


GAS PETROLEO/COND TOTAL 


166,66 MMbpe 


2289,91 MMbpe 
PETROLEO/COND 242,78 MMbpe 
TOTAL 2532,69 MMbpe 
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RESERVAS TOTALES 


TABLA 3.1: RESERVAS REMANENTES TOTALES AL 2006 


RESERVAS TOTALES CAMPOS BOLIVIA 


RESERVORIO 


GAS 


RESERVA 
ORIGINAL 


PETROLEO/CONDENSADO 


PRODUCCION| RESERVA VOLUMEN 
ACUMULADA | ABRIL/06 |RECUPERABLE 


PRODUCCION 
ACUMULADA 


RESERVA 
ABRIL/06 


OBSERVACIONES 


TCF 


MILLONES 


TCF TCF BLS 


MILLONES 
BLS 


MILLONES 
BLS 


SAN ALBERTO 


3,95 


0,4021 3,5479 


9,696 


58,204 


PROBADA DESARROLLADA 


MARGARITA 


3,268 


0,018 


1,03 


48,87 


DESARROLLADA +NO DESARR 


SABALO 


Lal carora Ll sus] 


3,312 


0,3931 


74,86 
0,6182 1,29745 70,503 
206,678 188,764 17,914 


63,732 


PROBADA DESARROLLADA 


46,616 23,887 


> TOTAL CAMPOS BOLIVIA 
caos | csm lag | rico | 


RESERVAS CAMPOS GRANDES (MAYORES) 


TABLA 3.2:.RESERVAS REMANENTES PETROBRAS Y REPSOL AL 2006 


RESERVAS CAMPOS MAYORES 


CAMPO RESERVORIO 


GAS 


RESERVA 
ORIGINAL 


PETROLEO/CONDENSADO 


PRODUCCION| RESERVA VOLUMEN 
ACUMULADA | ABRIL/06  |[RECUPERABLE 


PRODUCCION 
ACUMULADA 


RESERVA 
ABRIL/06 


OBSERVACIONES 


TCF 


MILLONES 
BLS 


1| SAN ALBERTO TOTAL 3,95 0,4021 3,5479 67,9 


TCF 
25 


MILLONES 
BLS 


MILLONES 
BLS 


58,204 


PROBADA DESARROLLADA 


PROBADA 


MARGARITA TOTAL 
SABALO TOTAL 


3 
2,9189 


PROBADA DESARROLLADA 
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RESERVAS CAMPOS CHACO Y ANDINA 


TABLA 3.3: RESERVAS REMANENTES AL 2006 


CAMPOS CHACO Y ANDINA GAS DE SEPARADOR PETROLEO/CONDENSADO 


RESERVAS al 30 ABRIL 2006 


RESERVA| PRODUCCION | RESERVA | VOLUMEN [PRODUCCION | RESERVA 

EÑMBO ORIGINAL | ACUMULADA | ABRIL/06 [RECUPERABLE| ACUMULADA | ABRIL/O6 
nes | zoe | MILLONES | MILLONES | MILLONES 

BLS BLS BLS 


| A]ARROYO NEGRO | 0000000 | oooo000 | ojoÓ0000 | oo | 0066 | 0008 | 
| 2icammr  [|oos0074| 0.07% | 0000488 | soso | soso | 0084 | 
| a[CASCABEL |0p028780| oo274e | ooo180 |  2tz8 [| 2000 | 008 | 
| 4feuamuY  |oooz031| oo0t70% | oo00827 | ase | ases | 0008 | 
| S|LAPEÑA __ |opo791| oo64720 | ootsiez | 3bs6 | 3748 | 149 
| éllosPENoCcos | o/o0088s| 0000216 | 000078 | 0s88Ñ | 0486 | 0409 | 
| BJRIOGRANDE | 1442389 | 0873234 | 0569156 | 7640 | 68047 | 7484 | 
| 9JSIRARI 025984 otorsoo | ots2525 | 60583 [| 6652 | 1401 | 
| 12[VUELTAGRANDE | 0690346 | 02036t9 |0.48672698| 15288 | 12002 | 3146 | 
| t8fBULOBULO  |0585t72| ot19204 [osesgee000| 14507 | 4280 | 10277 | 
| 1AJSAN ROQUE |0s3t7483| 0.1á0b45 |0.t678080| ese | 7752 | 1208 | 
| t6jPAruJusAL_ |0005721| 0005077 |o/o006eW00) eve | 7058 | 1045 | 
| 18]HUMBERTO SUÁREZR| 0,007391 | 0.0206 |o.00s3250| 1845 |  1tste | 009 | 
| tolLoscUSIS  |000%54| ooo8746 [opooosos000| 44 | 3368 | 1128 | 
| aolkanara_____ [opos | 0j0t5670 007827100) 5699 | 1386 | 458 | 
| 21|PATUJUSAL OESTE | 0001486 | 0000770 [o.ooo7t6000| 0766 | 0586 | 028% 
| 22IKANATANORTE | 0,060758 | 0002108 [oposees3000 2158 | 0207 | to0 | 
EA E O O A A A 
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RESERVAS CAMPOS PEQUEÑOS (MENORES) 


TABLA 3.4: RESERVAS REMANENTES AL 2006 
RESERVAS CAMPOS MENORES 
GAS PETROLEO/CONDENSADO 


Cno] campo — Jmesevomo] RESERVA [PRODUCCION| RESERVA | VOLUMEN |PRODUCCION| RESERVA | 
LT memesaso | [mor | ver | tor | WLONES | WALONES | mos | 
[| — escomoio —| sora | oasesss | osooize | operas | ozosr | ogzma | oaoose | 

3 LOS SURIS TOTAL 0,07827 0,024153 0,054117 1,025103 0,403891 0,621212 
Tasca | tora | osasróa | oozares | oporozs | oserzzs | ozeziss | opaooss | 
da 


| ol sioquemamore | 3373 | | | po | 
| af suruer | peraca | o [| | o | tos | wó90m | 398 | 
| el Paoma | peraca | o [| | oos8e | wes7a | tazos | 3688 | 
paLoma | vaNTtaTa | o/o | | oo7s | 2356 | os338 | 7 | 


SURUBI N.O. YANTATA 0 | 00016 7,063 0,988 6,075 


5 SURUBI N.O. PETACA 0 
| el sumusino. | toa | o [| | oo006Ñ | 
| 7)  suruies. | vaNraTa | o [| [| o | sm | 2668 | 1158 | 


3 
| | Emeresaviwrace | | o | | o | | | o | 


| aj fupuco | toral | o1538 | oosos6 | ojozos | 22505 | os6091 | 1361 | 
3|  CHACOSUR 
| a] PorveniR_ | total | o1655 | o1699 [ oo006 | w408 | tao7z | oo03 | 


COLPA 0,525899 0,501904 0,023995 19,880922 19,484416 0,396506 


| PLuspermoL | | o | || o | 

| BERMEJO | Tara | o [| | o | 4668 | 07 | o22 | 

| BemmeJo | HUAmami | ojo16781 | oor5781 | oo01 | 02777 | 02528 | 

| BERMEJO | HUAMAMN | oo38sas | oo360s6 | oj00zaso | os | ora22Ñ | oso91s | 
| «4 vor | tara | o [| o | o | so2 | 4809 | oz288 | 
| 6 tao | Peraca | 0057 [| o | oo | o0s> | o | 005 | 
Huayco | Huawco | oozw | oo0%49 | 005 | oo | o | opos | 
| él mabresones | tcia | 006 [| o | o0s6 | os3sw0u | o | o3504 | 
| el MabmeyoNes | sramosa | oo [| o [oo | os | o | o12 | 


PETROBRAS ENERGÍA 0 0 0 
CARANDA 0,439693 0,381596 0,058097 55,975157 0,608534 
0 
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CAMPOS GRANDES - RESERVAS 
DEFINICIÓN 


Se ha agrupado localmente, en base a algunas consideraciones y modificaciones 
realizadas a la clasificación internacionalmente aceptada de los años 90 (Tabla 5. Página 
12), a los Campos San Alberto, Sábalo, Margarita e ltau, como Campos Grandes, ya que 
poseen una reserva original recuperable de más de 3 TCF de gas. 


Si bien se ha comprobado que el campo ltau es la continuación Norte del campo San 
Alberto, por existir continuidad de sus reservorios, se ha consignado su reserva aparte, 
respetando el criterio de las Empresas Operadoras y auditorias. 


En el caso de Margarita, no se disponía de un informe efectuado por la firma consultora, 
por lo cual se ha utilizado un informe de Repsol, traducido del inglés. Tampoco se 
disponía de un informe de reservas del campo Sábalo, por lo que se utilizó un Informe de 
simulación realizada, además de las cifras del informe de DM. 


A continuación se expone una tabla de reservas probadas desarrolladas para dichos 
Campos, exceptuando a Margarita que incluye las reservas no desarrolladas. 


TABLA |. 61: RESERVAS PROBADAS DESARROLLADAS 


TO PRODUCCION | RESERVA | VOLUMEN  |[PRODUCCIÓN| RESERVA 
CAMPO | RESERVORIO 
ORIGINAL | ACUMULADA | ABRIL/06 | RECUPERABLE | ACUMULADA | ABRIL/06 


MILLONES MILLONES | MILLONES 


E TOR | TCF| 

1 
2 
4 SUMATOTAL| | 1053 | 08182 | 97168 | 19266 | 21854 | 170806 
mu | [f 17 | | 1167 | 33 | | 33 | 
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GLOSARIO 
GLOSARIO - EXPLORACIÓN 


Enunciaremos algunas definiciones de términos muy frecuentemente usados en la 
industria petrolera y consignadas en la Ley. 


AFLORAMIENTO: 
Es la exposición de la roca o unidad litológica en superficie, o sea roca expuesta a flor de 
tierra. 


AGREGADO: 
Es el conjunto de granos clásticos sueltos (fragmentos o partículas de rocas). Para 
nominar un agregado, prima la granulometría que domina. 


ALA: 
Lado de un anticlinal o sinclinal. SINON: Flanco, limbo costado. 


ANTICLINAL: 

(gr. Anti — contra y cline — inclinar). Es un pliegue convexo de la corteza terrestre, cuyas 
capas laterales se hunden en divergencia hacia ambos lados de la cima. Podría ser una 
onda, marginada lateralmente por valles en ambos lados. Es una estructura positiva, no 
solo porque esta sobre la línea que delimita crestas y valles, sino también porque son 
potenciales trampas para acumulaciones de hidrocarburos. Si tales lados o flancos son de 
desarrollo y buzamientos desiguales, configuran anticlinales asimétricos; si ambas alas 
buzan en forma más o menos parejas, el anticlinal es simétrico. 


ANTICLINORIO: 

Serie de pliegues que en conjunto conforman un arco de sucesivos anticlinales y 
sinclinales menores. Los planos axiales de estos pliegues menores apuntan en 
convergencia hacia abajo. 


ARCILLA: 
Material terreo, plástico, compuestos de silicatos complejos e hidrotados de aluminio y 
aluminio y potasio, con granos menores a 1/256 mm de diametro 


ARCILITA: 
Es una arcilla diagenizada, con capas laminares a tabulares, compuestas por alumino- 
silicatos, micas y minerales pesados útiles para correlaciones. 


ARENISCAS: 

Son camadas de arena que han sido compactadas y/o consolidadas. Los clastos de arena 
cementados, y los espacios huecos (poros), hacen el esqueleto de esta roca. La 
porosidad puede ser pobre (<1%) o alcanzar hasta el 30% o poco más; estos espacios 
pueden estar total o parcialmente ocupados por diferentes tipos de fluidos (agua, petróleo, 
aire, gas). Las areniscas son de diferentes colores y se presentan en delgadas capas 
(laminares) o en potentes bancos de hasta centenas de metros. 


ARGILITA: 
Son arcilitas y/o lutitas endurecidas a un grado mayor de consolidación por 
recristalización, por tanto están en una fase inicial de metamorfismo. 
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BOCA DE POZO: 

Técnicamente, la boca de pozo se encuentra en superficie con coordenadas X-Y 
coincidentes con la ubicación del pozo mismo, por lo que generalmente se denomina 
cabeza de pozo y es sinónimo de árbol de navidad. Sin embargo, se usa también el 
termino de boca de pozo cuando hay necesidad de remarcar alguna operación que se 
realiza en la planchada o próxima a ella, siempre que tal operación esté relacionada al 
pozo. 

También se usa dicho termino, para referirse al punto de transferencia de custodia o 
entrega de hidrocarburos, donde se controla la calidad de los volúmenes que se 
transfieren al ducto para su transporte. 


BUZAMIENTO: 

Es el ángulo de máxima pendiente de un estrato. Es el ángulo vertical medido entre un 
plano horizontal y la línea de máxima pendiente del plano de estrato. SINON: Inclinación, 
hundimiento. 


CAÑERIA: 
Cañería de revestimiento es aquella que colocada en el pozo ha sido cementada; evita 
derrumbes y daños ulteriores a las formaciones. 


CANGAP!: 

Arenisca. Sección tipo en el curso superior del río Cangapi (afluente del río Parapeti), 
cerca de la localidad del Tunal, en la serranía de Sararenda, al NW de Cuevo y unos 15 
Km al S de Camiri. 


CAMPO: 

Un campo es una extensión areal en superficie, proyectada y delimitada de manera 
vertical, que contiene uno o más reservorios en subsuelo y con un numero de pozos 
necesarios para alcanzar una optima explotación, asi como instalaciones para la 
recolección de la producción. 


CAMPO MARGINAL: 

Es un campo petrolero de exigua producción o que habiendo sido muy promisorio, 
actualmente tiene pocas reservas remanentes y casi con total agotamiento de presión; no 
resulta interesante para realizar inversiones adicionales que permitan continuar con 
operaciones de explotación. 


CONDENSADO: 

Es un hidrocarburo liquido, con densidad mayor a 45” API, está compuesto principalmente 
por productos de baja presión de vapor, separados del petróleo en el campo mediante 
equipos especiales de separación, son de coloración clara a veces con cierto tinte marrón. 


CONGLOMERADO: 
Rocas compuestas por gravas consolidadas, contienen clastos, guijarros, guijones y 
bloques, con matriz arenosa y/o arcillosa y cemento silíceo ó calcáreo. 


CUENCA: 
(lat. Concha). En general es una superficie cóncava, rodeada por bordes elevados, 
pueden ser grandes, medianas o pequeñas y contener o no agua. 
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CUENCAS SEDIMENTARIAS: 

Son grandes cubetas a las que confluyen sedimentos de diferentes orígenes. Son 
depósitos de material sedimentario, químico y/o bioquímico acarreado por agentes 
geomórficos, por evaporación o precipitación química. 


CUENCAS TOPOGRAFICAS: 
Son depresiones que constituyen los valles donde puede o no existir curso de agua. Son 
cuencas abiertas. 


CHACO: 
Areniscas, lutitas, conglomerados, margas y tobas. Margen oriental de la llanura del 
Chaco Boliviano. 


ESCARPMENT: 
Areniscas, con algunas intercalaciones de conglomerados, lutitas y dinamictitas. Ríos San 
Telmo y Tarija, donde cortan a la serranía del candado. 


ESTRATO: 

Unidad litológica con espesor variable desde centímetros hasta centenares de metros. 
Caracterizada por su homogeneidad sedimentológica, mineralógica, petrofísica y 
composición, SINON: capa, lecho, camada. 


ESTRUCTURA: 

1.- Es la configuración que presenta parte de la corteza terrestre por efecto de esfuerzos 
convergentes y divergentes que han dado lugar a plegamientos, diaclasamientos, fosas y 
fallas. Como estructuras tenemos: anticlinales, sinclinales, entre otros. 

2.- Estructura también significa orden, distribución y organización de rocas que son 
observados en afloramientos en el campo, tales como estratificación laminar, lenticular, 
etc. Enfoca las características mayores de las rocas, vistas macroscópicamente. 


EXPLORACIÓN: 

Corresponden a todos los trabajos de reconocimiento superficial como levantamiento 
geológico de superficie, levantamientos aerofotogramétricos, magneto-telúricos, 
topográficos, gravimétricos, magnetométricos, sismológicos, geoquímicos y perforación de 
pozos o cualquier otro trabajo tendiente a determinar la existencia de hidrocarburos en un 
área geográfica. 


FALLAS: 
Son fracturas de parte de la corteza terrestre, que pueden ser muy grandes o pequeñas y 
donde un bloque se ha movido respecto a su adyacente. Las hay de tipo regional y de 
dimensiones locales como asi microfallas. Las regionales corresponden a las placas 
tectónicas, otras fracturas se extienden hasta centenares y aún miles de kilómetros de 
longitud. 


FALLA INVERSA: 

También llamada falla de empuje, se genera por compresion. Esta fractura hace que un 
bloque cabalgue a otro, ocasionando que haya sobre posición de las capas cabalgantes 
sobre sus homologas del bloque inferior. 


FALLA NORMAL O DIRECTA: 
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Falla generada por tracción cuando un bloque se desliza pendiente abajo del plano de 
falla. Al perforar las formaciones contiguas a una falla normal o directa, se las atravesará 
en espesores menores o quizá inclusive no se tocará a alguna(s) de ellas. 


FALLA EN TIJERA 

Falla producida por efecto diferenciado en el “rechazo” o sea cuando en la ruptura de 
estratos, el distanciamiento vertical de puntos originalmente contiguos se separan, de 
manera que un extremo de un bloque asciende, en el otro extremo de la falla, descienden 
respecto a sus homólogos del otro bloque (efecto de fuerzas de torsión). 


ZONA DE FALLA 
Zona que puede tener algunos metros hasta decenas a centenas de metros de ancho, 
caracterizada por molienda, fracturamiento, jaboncillos de falla y rechazo de estratos. 


FLANCOS: 
Partes laterales de un anticlinal o de un sinclinal, son los costados de un pliegue. SINON: 
Limbo-Ala. 


FORMACIÓN: 

Es una unidad litológica, de espesor variable entre algunos hasta centenares de metros y 
de considerables extensión areal. Una formación tiene unidades menores (miembros, 
horizontes, capas). 


GASOLINA NATURAL: 
Es un condensado extraído en planta a partir de gases ricos. 


HIDROCARBUROS: 

Los compuestos de carbono e hidrógeno, incluyendo sus elementos asociados que se 
presentan en la naturaleza, ya sea en el suelo o en el subsuelo, cualquiera que sea su 
estado físico. 


HUAMAMPAMPA: 

Areniscas y limolitas, con intercalaciones de lutitas. El estrato tipo se ubica en los 
alrededores de Candelaria (antes Huamampampa) donde la carretera de Tarabuco a Icla 
corta el sinclinal con esta formación en el núcleo, Provincia Zudañez, Departamento de 
Chuquisaca. 


ICLA: 
Lutitas, con algunas intercalaciones de arenisca. Su sección tipo se encuentra en Icla, 155 
Km al SE de Tarabuco, en el Departamento de Chuquisaca. 


ICHOA: 
Areniscas. Su sección tipo se ubica en el Río Alto Ichoa, afluente del Río Ichilo, en el corte 
a la Serranía de la Sara, Provincia Carrasco del Dpto. de Cochabamba. 


IQUIR!I: 

Alternancia de areniscas y lutitas. Se encuentran en la Quebrada Iquirí, afluente 
occidental del Río Nancahuazú, afluente del Río Grande a unos 50 Km al NO de 
Lagunillas y 80 Km. Al NO de Camiri, Provincia Hernando Siles del Departamento de 
Chuquisaca. 


Página 501 


Glosario — Exploración MHE - Cooperación Canadiense | 


LIMOLITAS: 
Limos litificados, a diferencia de las lutitas tienen cemento químico y suelen presentar 
pequeños entrecruzamientos, son mayormente de estratificación laminar y tabular. 


LUTITAS: 

Son pelitas litificadas, es decir arcillas y limos litificados, son pues arcilitas y limolitas 
laminadas y físiles, con clivajes subparalelas a la estratificación, lo que les da la 
peculiaridad de ser muy deleznables y muy vulnerables a la erosión, un suave manipuleo 
las separa en pequeñas hojuelas. 


PARCELA: 

La unidad de medida del área del contrato de riesgo compartido para exploración, 
explotación y comercialización de hidrocarburos. Planimétricamente, corresponde a un 
cuadrado de cinco mil metros por lado y a una extensión total de 2.500 hectáreas; sus 
vértices superficiales están determinados mediante coordenadas de la Proyección 
UniverSAL y Transversa de Mercator (UTM), referidos al Sistema Geodésico Internacional 
WGS84. La representación en mapas se hace mediante el sistema P-SAD 56. 

Cada parcela está identificada por el número de la Carta Geográfica Nacional y por un 
sistema matricial de cuadrículas petroleras establecido por la Secretaría Nacional de 
Energía. 


PERMEABILIDAD: 

Es la característica de una roca que permite el flujo de fluidos a través de su masa, sin 
sufrir por ello variación física o química, mide la capacidad de flujo. Las arenas petrolíferas 
tienen permeabilidades entre 1 y algo más de 3.000 milidarcys. 


PETROLEO: 

Es un hidrocarburo natural en estado líquido con diferentes grados de viscosidad y 
densidad, pero siempre más liviano que el agua, puede ser marrón de diferentes 
tonalidades, verde-negruzco o azulado. En Bolivia existe petróleo liviano y en mucho 
menor proporción, medio y pesado. 


PEÑAS: 
Conglomerados y areniscas. Se encuentran en la localidad de Peñas, al NO de La Paz. 


PETACA: 

Arenisca calcárea y conglomerado con chert. Se encuentran en el Cerro Petaca, en el 
flanco Oriental de la Sierra de Charagua, 1 km al NO de Tacurú, unos 15 km al N de 
Charagua, Provincia Cordillera del Departamento de Santa Cruz. 


PLIEGUES: 

Deformaciones de las rocas en subsuelo y corteza terrestre, provocadas por esfuerzos de 
compresión. Consisten en ondulaciones semejantes a olas, corrugadas o plegadas, donde 
alternan en sucesión valles y crestas. 

La corteza terrestre es sometida a esfuerzos de comprensión, ocasionado que las capas 
sean corrugadas o plegadas y terminan en ondulaciones a semejanza de olas, donde 
alternan en sucesión valles y crestas. 


POROSIDAD: 
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Capacidad de almacenar fluidos o espacios intersticiales que quedan en la roca cuando 
sus granos en el acomodamiento (empaque), dejan vacios. Aún si los espacios mayores 
de estos vacíos fueran ocupados por pequeñísimos granos (matriz) y además por el 
material pegadizo (cemento), siempre quedaran espacios libres (poros), para contener 
fluidos, la porosidad se mide en % respecto al volumen del reservorio, que pueden estar 
entre <1% y 35%. 


PORVENIR: 

Meta-arcosas (paragneises) y rocas de calcosilicatos. Se encuentran al NE de la estancia 
Porvenir, a lo largo del camino a la comunidad de Medio Monte, Prov. Nuflo de Chavez del 
Dpto. de Santa Cruz. 


POZO: 

Es el agujero que se perfora para alcanzar las Formaciónes de interés , por lo general los 
pozos tienen diámetros variables desde 4” hasta 24” dependiendo de la cantidad de 
tramos programados, pudiendo además ser vertical, dirigido, horizontal y/omultilateral. 


POZO ACUÍFERO: 

Es un pozo programado y perforado para extracción de agua potable, que puede ir desde 
algunas decenas hasta 2.000 m. o más de profundidad. En la periferia de urbes, es 
conveniente cerciorarse previamente de la profundidad de contaminación por aguas 
servidas. 


POZO ESTRATIGRÁFICO: 

Es un pozo programado exclusivamente para estudio y mejor conocimiento de la 
secuencia estratigráfica de la zona y de las características petrofísicas de potenciales 
reservorios. 


POZO EXPLORATORIO: 

El pozo perforado para probar un campo donde no se haya encontrado hidrocarburos con 
potencial comercial y extraer información directa del subsuelo. 

Asimismo, son pozos exploratorios: 

a) los dos pozos siguientes al primer pozo descubridor de hidrocarburos con potencial 
comercial, que tengan por objetivo delimitar el campo; y 

b) cualquier pozo productor o inyector, que sea posteriormente profundizado para probar 
un campo diferente. 

En este caso, se computarán como U.T.E. únicamente los metros profundizados. Si este 
pozo resultase descubridor de un nuevo campo con hidrocarburos con potencial 
comercial, otorga al titular el derecho de perforar los dos pozos definidos en el inciso a) 
precedente. 


POZO DE EXPLOTACION: 

Llamados también pozos de desarrollo, tienen el objetivo de extraer o producir petróleo 
y/o gas de los yacimientos confirmados previamente como comercialmente rentables. La 
cantidad y ubicación de pozos está definida por la magnitud areal del campo, propiedades 
petrofísicas del reservorio y los fluidos a ser producidos, a fin de lograr eficiencia en el 
área de barrido para una óptima explotación. 


POZO SECO: 
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Es el pozo agotado o que no logra objetivos esperados y es abandonado. En realidad un 
pozo termina atravesando reservorios generalmente acuíferos, antes que secos 
propiamente. 


RECORTES “CUTTINGS”: 

Denominados cuttings o detritus, son las partículas de la formación, desprendidas por el 
trepano durante la perforación y acarreadas a superficie por el lodo en su retorno a 
superficie. Son muestras litológicas de las formaciones atravesadas. 


RESERVAS IN SITU: 
Son volúmenes de hidrocarburos en los yacimientos, evaluados en condiciones normales. 


SATURACION: 
La saturación de hidrocarburos en un yacimiento, está dada por el porcentaje de los 
espacios polares ocupados por tal elemento. 


SINCLINAL: 

Es una estructura o semejanza de un “valle de onda”. Una pila de capas plegadas en 
forma de “U” o catenaria configura un sinclinal, que puede ser abierta (amplia), cerrada 
(comprimida o estrecha); simétrica o asimétrica y yacer vertical, inclinada o recostada. 


TACURU: 
Areniscas, con intercalaciones de lutitas y limolitas. Se encuentran en la Quebrada 
Tacurú, en la serranía de Charagua. 


TAIGUAT!: 
Lutitas y diamictitas. Se encuentra en la Qda Macharetí Serranía de Aguarague. 


TAJIBOS: 
Cuarcitas y esquistos. Su sección se encuentra en la Hacienda Tajibos. 


TAPECUA: 
Areniscas. Se encuentran en el Alto de Tapecua, en el flanco occidental de la serranía de 
Suaruru, donde la corta el camino Tarija — Villamontes. 


TESTIGO “CORE”: 

Es un muestra que se toma de la formación perforando con corona, este testigo 
convencional o de fondo es un cilindro de roca que puede ser de diferentes diámetros: 2”, 
4 Y. ó excepcionalmente de 6”, cuya longitud está delimitada por el largo del barril del 
saca testigo. 


TUPAMBI: 

Areniscas y areniscas conglomerádicas. Quebrada Tupambi, 3 km al E del campo 
petrolero Sanandita, en la serranía de Aguarague, a medio camino entre Villa Montes y 
Yacuiba. Prov. Gran Chaco. Dpto Tarija. 


UNIDADES DE TRABAJO: 

U.T.E.'s o obligaciones de trabajo, expresadas en números, para las actividades de 
geofísica, magnetometría, gravimetría, perforación de pozos exploratorios y otras 
actividades exploratorias, que deberán ser ejecutadas por quienes participen con YPFB 
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en un contrato de riesgo compartido para la exploración, explotación y comercialización, 
en las diferentes fases de la exploración. 


YANTATA: 
Areniscas amarillentas. Se encuentra en la Quebrada Caguayo, serranía de Espejos, a 
unos 30 km al Oeste de la ciudad de Santa Cruz. 


YECUA: 
Arcilitas y margas. Se encuentra en la Quebrada Yecua, cerca de Yoay, serranía de 
Madeyapecua-Carandaití, al Este de Boyuibe. 
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GLOSARIO - RESERVAS Y PRODUCCIÓN 


ANÁLISIS PVT: 

Conjunto de pruebas realizadas para obtener las propiedades físicas de los fluidos del 
reservorio, mediante la determinación de las relaciones entre presión, volumen y 
temperatura y medición de la variación de volumen con la temperatura y presión de una 
mezcla de hidrocarburos 


ACUÍFERO: 
Zona subterránea de roca permeable saturada con agua bajo presión. 


ARENISCA: 
Formación de roca de origen sedimentario generalmente porosa y permeable, capaz de 
contener hidrocarburos. 


BALANCE MATERIA: 

Se basa en el concepto de la conservación de la materia. El reservorio es considerado 
como un tanque donde hay un intercambio de volúmenes o más propiamente, donde los 
espacios vacios que provoca la producción es llenada por la expansión de los fluidos. La 
exactitud de este método radica en la correcta determinación de las propiedades de roca y 
fluidos y la presión estática del reservorio, y aunque requiere historiales de producción, 
permite determinar volúmenes de hidrocarburos iniciales en el yacimiento, evaluar 
factores de recuperación, efectuar proyecciones a futuro. 


CURVA DE DECLINACIÓN: 

Las curvas de declinación constituyen el método más usado en la estimación de reservas 
recuperables (cuando se tiene suficiente información de producción), debido que se basan 
en la propia producción de un reservorio pozo o campo (constituido por reservorios y/o 
pozos). Estos estimados están basados en la extrapolación del comportamiento de la 
curva de producción, es decir que se asume que el pozo o el campo continuarán con su 
misma tendencia histórica mientras se mantengan las mismas o similares condiciones de 
producción. 


CONDENSACIÓN RETRÓGRADA: 
Propiedad de un gas de reservorio de condensar líquidos cuando baja la presión debajo 
del punto de rocío a temperatura constante. 


CONDENSADO DE GAS: 
Líquido obtenido en separador como resultado de la condensación de gas proveniente de 
un reservorio. 


DECLINACIÓN: 
Fenómeno natural de un reservorio caracterizado por la disminución constante de su 
producción o presión. 


DENSIDAD: 
Relación entre la masa y el volumen de un determinado material. 


FACTOR DE DAÑO: 
Indicador que evalúa el grado de contaminación de la roca productora de un pozo. 
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FACTOR VOLUMÉTRICO: 
Relación de un volumen de hidrocarburo a condiciones de reservorio y de superficie. 


FACTOR DE RECUPERACIÓN 

Es la relación entre las reservas recuperables de hidrocarburos (petróleo y/o gas) y los 
volúmenes de hidrocarburos originalmente in situ (OOIP y OGIP), aunque si se desea 
calcular el factor de recupercion aun tiempo determinado (t), se debe relacionar la 
producción acumulada o los volúmenes producidos hasta ese momento (t), con los 
volúmenes originales. A menudo se calcula el factor de recuperación último que es la 
relacion de la producción final esperada o pronosticada y los volúmenes originales. 


Hidrocarburos recuperados «, 
FACTOR DE RECUPERACION = — oomoonmnnmnmmmnnmnnmanmoomm====-- 
Volúmenes originales in situ 


FACTOR VOLUMÉTRICO DEL PETRÓLEO 

Es la relación entre el volumen de una masa de petróleo a condiciones de yacimiento y el 
volumen de la misma masa a condiciones estándar. Normalmente este factor es mayor a 
uno. 


FACTOR VOLUMÉTRICO DEL GAS 

Es la relación entre el volumen de una masa de gas medida a condiciones de yacimiento y 
el volumen de la misma masa a condiciones estándar. Normalmente este factor es menor 
a uno. 


FACTOR DE ENCOGIMIENTO: 
Es el volumen de petróleo obtenido del tanque de almacenamiento, relativo al volumen 
unitario al punto burbuja. 


GAS DISUELTO: 
Conjunto de moléculas livianas que se encuentra disuelto en un líquido formando parte de 
este. 


GAS LIBRE: 
Fase vapor que se encuentra segregada de la fase líquida. 


GAS NATURAL: 
Mezcla de hidrocarburos que permanece en estado gaseoso a condiciones estándar de 
presión y temperatura. 


GRAVEDAD ESPECÍFICA: 

Relación entre el peso específico de un material y el peso especifico de otro material 
tomado como referencia (agua, aire). 

HIDROCARBURO: 

Compuesto químico de carbón e hidrógeno. 


LIBERACIÓN DIFERENCIAL: 
Segregación de fases con un proceso continúo de remoción de vapor. 


Página 507 


Glosario — Reservas y Producción MHE - Cooperación Canadiense | 


LIBERACIÓN INSTANTÁNEA: 
Segregación de fases manteniendo ambas en contacto. 


MOL: 
Masa de una molécula de un compuesto o elemento químico. 


MUESTRA DE FLUIDO: 
Volumen obtenido del pozo que es representativo del fluido de reservorio. 


MUESTRA RECOMBINADA DE SUPERFICIE: 
Muestras parciales de gas y petróleo del separador, recombinadas en superficie de 
acuerdo a las RGP. 


PERMEABILIDAD: 
Habilidad de transmitir fluidos a través de una roca porosa. 


PERMEABILIDAD EFECTIVA: 
Facilidad de movimiento de una determinada fase de fluido de un reservorio en un sistema 
de flujo multifásico. 


PERMEABILIDAD RELATIVA: 
Relación entre la permeabilidad absoluta y la permeabilidad efectiva. 


PESO ESPECÍFICO: 
Relación entre el peso y el volumen de un determinado material. 


PESO MOLECULAR: 
Masa de un mol de moléculas de un compuesto o elemento químico. 


PETRÓLEO: 
Mezcla de hidrocarburos que permanece en estado líquido a condiciones estándar de 
presión y temperatura. 


POROSIDAD: 
Relación entre el volumen de poros o espacios vacios y el volumen de la roca. 


POZO: 
Hueco que se abre en las formaciones rocosas para comunicar el subsuelo con la 
superficie. 


POZO INYECTOR: 
Pozo a través del cual se introduce a presión un fluido al reservorio. 


PRESIÓN: 

Parámetro físico que relaciona el peso entre el área. 
PRESIÓN ORIGINAL: 

Presión en las condiciones originales o iniciales del pozo. 


PRUEBA DE POZO: 
Operación que tiene por objeto averiguar las características y el potencial de un pozo. 
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PRUEBA DST: 

Prueba de pozo realizada (previa a la terminación del mismo) con el fin de conocer el 
potencial productivo de los reservorios, asi como las caracteristicas del sistema roca- 
fluidos. En la evaluación de formaciones, es la única prueba de evaluación que permite 
obtener parámetros del reservorio en condiciones dinámicas 


RADIO DE INVESTIGACIÓN: 
Radio geométrico correspondiente al círculo más lejano que puede detectarse mediante 
las señales de las transientes. 


RESERVA: 

Volumenes o cantidades de hidrocarburos, que bajo cierto grado de incertidumbre se 
estima o considera serán recuperados comercialmente a partir de acumulaciones 
conocidas en un determinado tiempo. 


RESERVORIO: 

Uno o varios estratos o unidades geológicas bajo la superficie con limites y un sistema 
común de presión en toda su extensión (conexion hidráulica) capaces de almacenar y 
producir fluidos que estén completamente rodeados por roca impermeable o agua. 


RESERVA PROBADA: 

Son aquellas cantidades de hidrocarburos las cuales, por análisis de datos geológicos y 
de ingeniería pueden ser estimadas con razonable certeza y que serán recuperados 
comercialmente. 


RESERVAS PROBABLES: 

Su existencia ha sido determinada con menor grado de certeza que las probadas. Pueden 
corresponder a extensiones de áreas donde se tienen reservas probadas, donde se infiere 
que continúa la estructura, pero que no ha sido evidenciada por la perforación y pruebas 
de producción. 


RESERVAS POSIBLES: 

Su incertidumbre es mayor aun que los anteriores y algunos autores las catalogan dentro 
una probabilidad de 0,1 y 0,4. Pueden incluirse aquellas reservas que se determinan por 
extrapolación estructural o estratigráfica, basándose principalmente en interpretaciones 
geológicas y geofísicas. 


RELACIÓN DE SOLUBILIDAD (Ro: 
Expresa el volumen de gas medido a condiciones estándar que se encuentra totalmente 
disuelto en un volumen unitario de petróleo medido a las mismas condiciones. 


SIMULACIÓN NUMÉRICA: 

Desarrollo de métodos y técnicas de resolución numérica de ecuaciones diferenciales de 
flujo de fluidos en reservorio y elaboración de modelos basados en modelos cientificos 
que permiten simular el comportamiento del reservorio bajo cualquier escenario de 
explotación durante la vida productiva del mismo. 


Aunque es un método sofisticado, puede decirse que utiliza una combinación del método 
volumétrico y balance materia. El yacimiento es dividido en pequeños bloques para poder 
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resolver las ecuaciones de flujo dinámico en medios porosos de forma numérica ya que es 
imposible obtener la solución analítica. A cada bloque se le aplica el principio de balance 
de materia para cada etapa de tiempo, pero los volúmenes de los fluidos se los calcula 
volumétricamente para dar la muestra total. 


SEPARACIÓN INSTANTÁNEA: 
Consiste en la liberación de gas disuelto en el petróleo, permaneciendo entonces ambas 
fases en contacto. Se determina la presión del punto de burbuja. 


SEPARACIÓN DIFERENCIAL: 
Se produce la liberación de gas disuelto en el petróleo, pero la principal diferencia con la 
separación flash es que la fase es removida de inmediato de la celda PVT. 


TEMPERATURA: 
Parámetro físico que expresa la condición de calentamiento de un material. 


TRANSIENTE DE PRESIÓN: 
Señales físicas de respuesta a una perturbación en el pozo (cierre/apertura) que se 
transmiten a través del fluido dentro el reservorio como ondas. 


VISCOSIDAD: 
Medida de la fluidez a determinada temperatura y presión. 


VOLUMEN ORIGINAL /N SITU: 
Es la cantidad de hidrocarburos que se encuentran almacenados en el yacimiento, 
expresado en unidades de volumen generalmente a condiciones de superficie. 


7758 Ah 9 (1 - Sy) 


Bl insistencia its dación 
Ba 
A = Área de la estructura, acres 
h = Espesor arena, pies 
yg a Porosidad, fracción o (%) 
Sh = Saturación de agua, fracción o (%) 
Boi = Factor volumétrico del petróleo, bbl/bbls 
N = VOIS de petróleo, bbl 
43560 A h Y (1 - Sy) 
inma 
Ba 
A Ml Área de la estructura, acres 
h = Espesor arena, pies 
yg = Porosidad, fracción (%) 
Sw = Saturación de agua, fracción (%) 
Bai = Factor volumétrico del gas, pc/pcs 
G = VOIS de gas, pie? 
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